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ОСНОВНІ  УМОВНІ  ПОЗНАЧЕННЯ 
 
АГНКС – автомобільна газонаповнювальна компресорна станція 
АРП – аварійно-ремонтні пункти 
ГВК – газоводяний контакт 
ГГП – газогідратні поклади 
ГГР – газогідратне родовище 
ГДМ – газогідродинамічні методи дослідження свердловин 
ГКП – газоконденсатні поклади 
ГКР – газоконденсатне родовище 
ГНК – газонафтовий контакт 
ГЗП – групови газозбірний пункт 
ГП – газозбірний пункт 
ГРП – гідравлічний розрив пласта 
ГС – газова свердловина 
ГТС – газотранспортна система  
ДКС – дотискна компресорна станція 
ЗВГ – зріджений вуглеводневий газ 
ЗГ – зріджений газ 
ЗПГ (СПГ) – зріджений (скраплений) природний газ 
ІК – індикаторна крива 
КВТ – крива наростання (відновлення) вибійного тиску 
КМЦ – карбоксиметилцелюлоза 
КПГ – контейнерне перевезення газу 
КС – компресорна станція 
КСТ ‒ крива стабілізації тиску 
МГ ‒ магістральний газопровід 
НГБ – нафтогазоносний басейн 
НКТ – насосно-компресорні труби 
НТС ‒ установка низькотемпературної сепарації 
ПАР – поверхнево активна речовина 
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ПГЗП ‒ промисловий газозбірний пункт 
ПГС – підземне газове сховище 
ПЗП – привибійна зона пласта (порід) 
ПСС – свердловина із похило-скерованим стовбуром 
СГС – свердловина із горизонтальним стовбуром 
УКПГ ‒ установка комплексної підготовки газу 
Розділ 2 
z ‒ коефіцієнт надстисливості газу 
ω ‒ ацентричний фактор 
μ ‒ коефіцієнт динамічної в’язкості газу 
v ‒ коефіцієнт кінематичної в’язкості газу 
Cv ‒ теплоємність газу за постійного об’єму 
Cp ‒ теплоємність газу за постійного тиску 
Ci ‒ теплоємності окремих компонентів суміші 
yi ‒ об’ємний (молярний) вміст компонентів у частках одиниці 
n ‒ кількість компонентів 
ζ ‒ поверхневий натяг 
W ‒ абсолютна вологість 
Розділ 3 
Кг ‒ газоконденсатний чинник, м
3/т 
  ‒ коефіцієнт ізомеризації бутану, або відношення вмісту 
ізобутану до вмісту нормального бутану 
zсер – коефіцієнт надстисливості газу 
 ̅ – відносна густина газу за повітрям 
рпр – приведене значення середнього тиску 
Тпр – приведене значення середньої температури 
w ‒ швидкість руху газу, м/с 
ρ ‒ густина газу, кг/м3 
ε ‒ відносна похибка 
λ ‒ коефіцієнт гідравлічного опору фонтанних труб 
е – основа натуральних логарифмів 
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δ ‒ відносна шорсткість поверхні стінок фонтанних труб  
K ‒ температурний коефіцієнт 
Q ‒ дебіт газу, тис. м3/добу 
lk ‒ абсолютна шорсткість поверхні стінок фонтанних труб, мм 
D ‒ внутрішній діаметр експлуатаційної колони, мм 
dз ‒ зовнішній діаметри фонтанних труб, мм 
dв ‒ внутрішній діаметри фонтанних труб, мм 
Тв – вибійна температура, К 
Тг – гирлова температура, К 
ρг – густина газу за стандартних умов, кг/м
3 
ρр – густина рідини за стандартних умов, кг/м
3 
ρп – густина повітря за стандартних умов, кг/м
3 
ρг.р – густина газу за робочих умов, кг/м
3 
Qг.р – дебіт газу за робочих умов, тис. м
3/добу 
Gг – масові витрати газу, т/добу 
Gр – масові витрати рідини, т/добу 
Qсум – об’ємні витрати газорідинної суміші за атмосферного 
тиску і стандартної температури, тис. м3/добу 
Qг – об’ємні витрати газу за атмосферного тиску і стандартної 
температури, тис. м3/добу 
Qр – об’ємні витрати рідини за атмосферного тиску і стандартної 
температури, тис. м3/добу 
Vг – дійсний об’єм газу в свердловині, м
3 
θ – дійсний об’ємний газовміст 
β – витратний газовміст 
hд – товщина добового шару, м 
hн – товщина нейтрального шару, м 
Тн – температура на глибині нейтрального шару, К 
lн – глибина нейтрального шару, м 
Г – геотермічний градієнт, К/м 
Dі – коефіцієнт Джоуля-Томсона, К/МПа 
Тx – температура газу на глибині x, К 
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Тпл – пластова температура на глибині L середини перфорації, К 
рв – тиск на вибої свердловини, МПа 
рг – тиск на гирлі свердловини, МПа 
А – термічний еквівалент роботи, кал/Дж 
Ср – теплоємність газу, Дж/кг·К 
∆Т – падіння температури газу в привибійній зоні пласта (далі – 
ПЗП) внаслідок дросель ефекту, К 
G – масова витрата газу, кг/год 
η – тривалість роботи свердловини з початку її експлуатації, год 
h – товщина пласта, м 
Сп – об’ємна теплоємність газоносної породи, Дж/(м³·K) 
Rк – радіус контура живлення, м 
rc – радіус свердловини, м 
λп – теплопровідність гірських порід в інтервалі від L до x, 
ккал/м∙год∙К 
f(η) – безрозмірна функція часу 
λп.с – теплопровідність гірських порід для сухої породи 
ρп.с – густина гірських порід для сухої породи 
hi ‒ товщина і-го горизонту 
λп.сер ‒ середньозважена за потужністю теплопровідність 
β ‒ враховує швидкість теплообміну за наявності від’ємних 
температур 
рк ‒ тиск на контакті газ-вода для газової і водяної частин 
покладу, МПа 
Lк ‒ глибина положення газо-водяного контакту, м 
рпл.г – пластовий тиск на вибої газової свердловини, МПа 
рпл.в – пластовий тиск на вибої водяної свердловин, МПа 
l1 – відстань по вертикалі між вибоєм газової свердловини і 
газоводяним контактом, м 
l – відстань по вертикалі між вибоями газової і водяної 
свердловин, м 
ρв – густина води, г/см
3 
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ρг – густина газу, г/см
3 
∆l – різниця положень газоводяного контакту на ділянці x 
  – кут нахилу газоводяного контакту, градус 
Gп – початковий обсяг газу  
Gпт – поточний обсяг газу 
Gвид – видобутий обсяг газу 
Ω – об’єм газу 
рп – абсолютний початковий пластовий середньозважений за 
об’ємом порового простору покладу тиск 
рпт – абсолютний поточний пластовий середньозважений за 
об’ємом порового простору покладу тиск 
Ωп – початковий об’єм порового простору, зайнятий газом 
Ωпт – поточний об’єм порового простору, зайнятий газом 
Ωв – об’єм порового простору, зайнятий водою (або іншим 
агентом), що надійшла в газовий поклад за час, відповідний 
зниженню  тиску  з  рп  до  рпт 
Qвид – обсяг газу, видобутий із покладу за умови зниження тиску 
з  рп  до  рпт, приведена до стандартних умов 
zп – коефіцієнт стисливості за початкових умов 
zпт – коефіцієнт стисливості за поточних умов 
zст – коефіцієнт стисливості за стандартних умов 
Rп – газова стала за початкових умов 
Rпт – газова стала за поточних умов 
Rст – газова стала за стандартних умов 
Тп – початкова температура в покладі 
Тпт – поточна температура в покладі 
   
  – приведений середньозважений пластовий тиск газового 
покладу 
Qо ‒ залишковий запас газу в пласті 
ро ‒ мінімальний залишковий тиск у пласті 
m ‒ ефективна пористість 
h ‒ ефективна товщина пласта 
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dQ ‒ запас газу в елементі газоносного пласта об’ємом dV, 
приведений до стандартних умов 
р ‒ пластовий тиск, МПа 
Т ‒ пластова температура, К 
z ‒ коефіцієнт надстисливості за р  і  Т для даного складу газу 
α ‒ коефіцієнт газонасичення 
   ‒ об’єм порового простору елемента пласта dV 
η ‒ коефіцієнт газовіддачі 
j ‒ кількість продуктивних пропластків у свердловині 
Розділ 4 
рст ‒ статичний тиск на гирлі свердловини 
рпл – пластовий тиск 
рв – вибійний тиск 
а і b – коефіцієнти фільтраційного опору, залежні від параметрів 
привибійної зони пористого середовища та конструкції вибою 
свердловини 
Q – дебіт газу в тис. м3/добу за атмосферного тиску і Тст 
l – коефіцієнт макрошорсткості породи 
С1 – С4 – коефіцієнти, що враховують недосконалість за 
характером і ступенем розкриття в лінійній і квадратичній частинах 
рівняння припливу 
Rпр – приведений радіус впливу свердловини 
Rϭ – середньоарифметичне від відстаней до сусідніх свердловин 
Qс – дебіт свердловини 
Qϭ – сумарний дебіт сусідніх свердловин 
Qвільн.ор – вільний орієнтовний дебіт 
     – середній вибійний тиск 
  – швидкість витікання на гирлі 
wкр ‒ критична швидкість витікання 
D ‒ внутрішній діаметр труби 
n ‒ порядковий номер режиму 
m ‒ загальна кількість режимів 
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  ‒ кількість сполучень 
tp ‒ тривалість режиму у разі випробування свердловини 
   – число Фур’є 
  – коефіцієнт п’єзопровідності, см2/с 
rc – радіус свердловини, см 
μ – динамічна в’язкість, Па·с 
k – коефіцієнт проникності, мкм2 
pпл – пластовий тиск, МПа (атм) 
рв.стал – сталий вибійний тиск 
Qстал – сталий дебіт  
tст ‒ термін, необхідний для повної стабілізації тиску 
Ri – відстань до сусідніх свердловин, м 
рст – повне відновлення тиску до статичного 
рум – умовна величина відновлення тиску 
tp – тривалість стабілізації (роботи свердловини) 
tв – тривалість відновлення 
рв.n – вибійний тиск для n-го режиму 
Qn – вибійний дебіт для n-го режиму 
β – коефіцієнт, який визначається з кривої наростання тиску 
Cn – коефіцієнт, який для кожного режиму випробування 
визначається за формулою    ∑   
     
    
     
   
 
n – кількість режимів, вважаючи режимом і зупинки 
свердловини для заміни шайб (штуцерів) 
Qi – дебіт свердловини на i-му режимі 
tо – тривалість зупинки свердловини для відновлення тиску до 
пластового 
рв.о – вибійний тиск у момент tо 
Тв.о – вибійна температура у момент tо 
m – коефіцієнт пористості 
kт.о – коефіцієнт проникності тріщинуватої породи за 
початкового пластового тиску 
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a′ і b′ – коефіцієнти ідентичні a і b, за умови виключення з них 
співмножників μ·z 
pпл.п – початковий пластовий тиск 
р – поточний вибійний тиск 
βт – коефіцієнт стисливості тріщин 
d – ефективний діаметр частинок породи 
a* і b* – коефіцієнти ідентичні a і b за умови виключення з них 
співмножників μz/k 
kпр – проникність піщаної пробки у свердловині  
h ‒ товщина пласта 
Rк ‒ радіус контура живлення свердловини, м 
аг ‒ газонасиченість 
kh ‒ провідність ділянок пласта 
Qс.в – сумарний відбір зі свердловини після останньої зупинки 
на відновлення тиску 
Розділ 5 
kв – вертикальна проникність 
kг – горизонтальна проникність 
Rк – відстань від горизонтального стовбура свердловини, 
розташованого уздовж пласта, до контура живлення 
 ̅ – відносний дебіт 
Qн – дебіт недосконалої свердловини 
Qд – дебіт досконалої свердловини, що розкрила пласт на всю 
довжину 
Rкр – критичний радіус руйнування при вибійної зони пласта 
R – питомий перепад тиску 
hпр – довжина піщаної пробки 
рпід ‒ тиск біля підошви пласта 
hроз ‒ розкрита товщина пласта 
Qгр ‒ граничний безводний дебіт 
 ̅ ‒ відносне розкриття пласта 
hроз.опт ‒ оптимальна величина розкриття пласта 
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hн ‒ максимальна висота підйому газонафтового контакту  
hг.о ‒ початкова товщина газоносної ділянки газонасиченого 
інтервалу 
рр ‒ рівноважний тиск гідратоутворення 
Тр ‒ рівноважна температура гідратоутворення 
Dср.і ‒ середньоінтегральний на ділянці дренажу коефіцієнт 
Джоуля-Томсона 
Розділ 6 
Qвид ‒ об’єм видобутого з пласта компонента 
Qзап. ‒ геологічні запаси пластового компонента 
Qзал ‒ залишкові запаси пластового компонента 
Ωпоч ‒ початковий газонасичений об’єм порового простору пласта, м
3 
Ωкін ‒ кінцевий газонасичений об’єм порового простору пласта, м
3 
α ‒ коефіцієнт залишкового об’ємного газонасичення 
обводненої зони (тобто Ωпоч ‒ Ωкін), у частках одиниці 
 ̅ ‒ середньозважений за площею, приведений (поділений на 
коефіцієнт надстисливості) і безрозмірний (віднесений до 
атмосферного тиску) тиск 
Кг ‒ коефіцієнт газовіддачі 
m ‒ коефіцієнт ефективної пористості 
ρпоч.к ‒ початкова конденсатонасиченість пористого середовища, 
в частках одиниці 
Кk ‒ коефіцієнт конденсатовіддачі 
ηо ‒ початковий градієнт тиску 
Розділ 7 
К ‒ коефіцієнт прийняття під час проведення гідравлічного 
розриву пласта 
V ‒ об’єм закачаної рідини під час проведення гідравлічного 
розриву пласта, м3 
t ‒ тривалість закачування під час проведення гідравлічного 
розриву пласта, хв 
p ‒ тиск закачування у процесі проведення гідравлічного 
розриву пласта, МПа 
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Розділ 8 
L – глибина свердловини 
R – питома газова стала 
T – середня температура на довжині (L – h) 
ρср – середня об’ємна густина гірських порід розрізу на довжині h 
pпоч – початковий пластовий тиск газу 
ρw – густина пластової води 
ρо ‒ густина газу за стандартних умов 
Q ‒ дебіт, приведений до стандартних умов, тис м3/добу 
рг ‒ гирловий тиск 
 ̅ ‒ відносна густина газу за повітрям 
Розділ 9 
E – коефіцієнт зменшення пропускної здатності шлейфа 
внаслідок наявності рідини і відкладень твердої фази в газопроводі 
D – внутрішній діаметр шлейфа, см 
   (  ) – коефіцієнт гідравлічного опору шорстких труб 
∆ – відносна густина газу за повітрям 
 ̅ – середній по довжині L коефіцієнт надстисливості газу  
 ̅ – середня по довжині L абсолютна температура газу 
L – довжина шлейфа, км 
Кеф – ступінь ефективності роботи сепаратора 
qф – фактично відсепарований об’єм краплинної рідини 
qзаг – загальний об’єм краплинної рідини, що знаходиться в газі 
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ВСТУП 
 
Розвиток промислового виробництва в сучасному світі 
практично неможливий без застосування природного газу і нафти та 
продуктів їх переробки. 
Природний газ і нафта є високоефективними енергоносіями, 
основними у виробничих процесах і комунальному господарстві. 
Вуглеводні забезпечують близько половини всієї енергії, яка сьогодні 
споживається в Україні. 
Джерелами газу і газоконденсату є родовища, приурочені до 
традиційних колекторів (газові, газонафтові, газоконденсатні і 
газогідратні родовища), а також скупчення газу в щільних сланцевих 
породах. 
Видобування природного газу і нафти здійснюють шляхом 
розробки родовищ вуглеводневої сировини. Для якісного 
проєктування раціональних систем розробки родовищ природного 
газу і газоконденсату майбутнім інженерам-видобувникам необхідні 
глибокі теоретичні знання і практичний досвід, які студенти 
отримують, зокрема, у процесі вивчення дисципліни «Технологія 
розробки газових і газоконденсатних родовищ». 
Природний газ і нафта та продукти їх переробки істотно 
впливають на економіку країни, на підвищення матеріального 
добробуту людей. Тому розвитку газової і нафтової промисловості в 
Україні, як і в інших нафтогазовидобувних державах світу, постійно 
приділяється велика увага. Свідченням тому є історія газової і 
нафтової промисловості в Україні, яка нараховує більше 100 років, а 
також значні асигнування, які вкладає держава і приватний сектор 
економіки у розвідку і пошуки природного газу та нафти. 
Перший газопровід в Україні Борислав-Дрогобич був збудо-
ваний у 1912 році. 
На початку ХХ століття на Прикарпатті почали застосовувати 
попутний нафтовий газ у промислових масштабах. 
Початок масштабного видобутку та використання природного 
газу на теренах України пов’язаний із відкриттям у 1920 році Дашав-
ського газового родовища, яке почали експлуатувати з 1924 року. 
Сьогодні провідне місце за видобутком природного газу і нафти 
посідає Лівобережна Україна (Східний нафтогазоносний регіон України). 
Основні родовища природного газу і нафти знаходяться в Харківській, 
Полтавській, Чернігівській, Сумській і Дніпропетровській областях. 
Найбільше з газових родовищ – Шебелинське (80 % усіх запасів 
природного газу в Україні), на другому місці за запасами газу 
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Західно-Хрестищенське газоконденсатне родовище, яке експлуа-
тується з 1970 року, за ним йде Гнідинцівське нафтоконденсатне 
родовище – одне з найпродуктивніших в Україні, яке експлуатується 
з 1960 року. 
У Прикарпатській нафтогазоносній провінції працюють 
нафтогазовидобувні управління в Бориславі й Долині. 
У Причорноморсько-Кримській нафтогазоносній області станом 
на 2014 рік експлуатувалося 17 газових родовищ. Найбільші з них – 
Голіцинське, Джанкойське, Глібовське, Оленівське, Задорненське, 
Стрілковське. 
Україна має газопереробні заводи: Бориславський, Глинсько-
Розбишівський, Гнідинцівський, Долинський, Качанiвський, 
Шебелинський, Яблунівський. 
У 50–70-х роках XX ст. в Україні видобуток природного газу і 
нафти поступово зростав. Найбільшого рівня видобутку нафти разом 
із газоконденсатом досягнуто у 1972 році – 14,4 млн т, а природного 
газу в 1975 році – 68,7 млрд м3. 
Починаючи з другої половини 1970-х років видобуток нафти і 
природного газу в Україні стабільно скорочувався у зв’язку з 
виснаженням старих родовищ, які інтенсивно експлуатувалися під час 
перебування України у складі СРСР. Унаслідок цього у 2013 році 
нафти і газового конденсату було видобуто лише 2,97 млн т, а 
природного газу – 19,34 млрд м3. 
Внаслідок значного падіння видобутку нафти і газу в Україні 
зростав дефіцит енергоносіїв. Тому на державному рівні здійсню-
валися заходи з упровадження ефективних способів збільшення 
обсягів видобутку нафти та природного газу. 
У наступні роки падіння видобутку нафти і газового конденсату 
продовжувалося: у 2014 році видобуто 2,72 млн т нафти, у 2015 році – 
2,462 млн т, у 2016 році – 2,2 млн т, у 2017 році – 2,098 млн т. В 
останні роки видобуток нафти вдалося стабілізувати, і він почав 
поволі зростати: у 2018 році видобуто 2,15 млн т, у 2019 році – 2,4 
млн. т. 
Видобуток природного газу стабілізувався і в останні роки 
поволі зростає: у 2014 році видобуто 19,8 млрд м3 газу, у 2015 році – 
19,9 млрд м3, у 2016 році – 20,1 млрд м3, у 2017 році – 20,5 млрд м3, у 
2018 році – 21,0 млрд м3, у 2019 році – 20,6 млрд м3. 
Мета дисципліни «Технологія розробки газових і газоконден-
сатних родовищ»  полягає у вивченні особливостей будови покладів 
природного газу і газоконденсату, методів промислової геології; 
з’ясуванні принципів і методичних основ процесу розробки і аналізу 
динаміки техніко-економічних показників; в ознайомленні з 
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науковими принципами організації розробки газових родовищ в 
Україні та в інших державах; у вивченні систем комплексної 
розробки газових покладів і методів впливу на пласти; ознайомленні з 
сучасними програмно-технічними засобами для проєктування і 
аналізу розробки газових і газоконденсатних родовищ. 
Завданням дисципліни є здобуття знань і практичних навичок із 
сучасних методів геолого-промислового вивчення та моделювання 
покладів газу і газоконденсату, їх підготовки і подальшої розробки; 
методів проєктування розробки газових родовищ, охоплюючи 
комплексну оцінку вихідних геолого-геофізичних параметрів 
родовищ. 
У процесі вивчення дисципліни студенти ознайомляться з 
класифікацією систем розробки і розміщення свердловин 
експлуатаційного фонду, отримають чітке уявлення про 
гідромеханічні і фізичні процеси, що відбуваються в продуктивному 
пласті під час видобування газу і газоконденсату, про геофізичні 
методи дослідження і контролю у свердловинах під час експлуатації 
родовищ; вивчать принципи і методи проєктування і навчаться 
вирішувати основні технологічні задачі газовидобування, зокрема, 
пов’язані з обчисленнями при різних режимах, у різних геологічних 
умовах. 
Дисципліна «Технологія розробки газових і газоконденсатних 
родовищ» є базовою і однією з профілюючих для спеціальності 185 
«Нафтогазова інженерія та технології» (спеціалізація «Видобування 
нафти і газу»), яку викладають студентам після дисциплін 
природничо-наукового циклу (фізика, математика, фізика нафтового 
пласта, підземна гідродинаміка, літологія, нафтогазопромислова 
геологія тощо). 
Мета навчального посібника – полегшити вивчення цього курсу, 
підготувати студентів до наукового розуміння ведення робіт із 
розробки газових і газоконденсатних родовищ. 
Посібник призначений для студентів освітнього рівня 
«бакалавр» і «магістр» спеціальності 185 «Нафтогазова інженерія та 
технології» (спеціалізація «Видобування нафти і газу»). 
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РОЗДІЛ 1.  ПРЕДМЕТ  КУРСУ.  ІСТОРІЯ  РОЗВИТКУ 
ГАЗОВИДОБУВАННЯ  Й  ВИКОРИСТАННЯ  ГАЗУ 
 
1.1. Предмет курсу, призначення та зв’язок із суміжними 
дисциплінами 
 
Розроблення газових і газоконденсатних покладів – це керування 
процесом руху в пласті газу і газоконденсату до свердловин із метою 
їх добування, що досягається шляхом певної системи розробки 
покладу. 
Система розробки газового або газоконденсатного покладу – 
розміщення необхідної кількості експлуатаційних і нагнітальних, 
спостережних і п’єзометричних свердловин, порядок уведення в 
експлуатацію, підтримання визначених допустимих технологічних 
режимів їх експлуатації. 
Для відокремлення від природного газу газоконденсату та інших 
компонентів і підготовки його до подальшого транспортування 
застосовується відповідна система облаштування промислу: наземне 
обладнання для збирання газу і конденсату, відокремлення 
конденсату від газу, очищення газу від механічних та інших домішок, 
осушки газу, компримування і подачі його споживачу або у 
магістральний газопровід. 
У процесі розробки газоконденсатного родовища із підтриман-
ням пластового тиску система облаштування доповнюється технолог-
гічними лініями для закачування в пласти сухого газу або води. 
Під раціональною системою розробки родовища природного 
газу і облаштування промислу розуміють таку систему, за якої 
забезпечується заданий рівень видобування газу і конденсату з 
високою ефективністю, запланованими техніко-економічними 
показниками і коефіцієнтами газо- і конденсатовіддачі. Раціональна 
розробка газових покладів можлива, якщо вона здійснюється на 
науковій основі із застосуванням комп’ютерного моделювання. 
У процесі розробки газоконденсатного родовища для керування 
процесом фільтрації газоконденсату в пласті застосовують штучний 
вплив на газоконденсатний поклад шляхом закачування в нього 
сухого газу або води з метою підтримування протягом визначеного 
терміну експлуатації родовища необхідного рівня пластового тиску, 
що дозволяє зменшити або запобігти втратам конденсату. 
Процеси, які відбуваються у газових і газоконденсатних 
родовищах і газозбірних системах не проходять самопливом, а ними 
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керує персонал шляхом застосування тієї чи іншої системи розробки 
родовища і облаштування промислів. 
Процеси, що відбуваються в газоносних пластах у процесі їх 
розробки, сховані від спостерігача. Уявлення про ці процеси 
формуються внаслідок вивчення реакції родовища під час його 
розробки, тому єдиним первинним джерелом інформації про 
родовище та внутрішньопластові процеси, що відбуваються у процесі 
його розробки, є відомості, одержувані з розвідувальних, 
експлуатаційних, спостережних і п’єзометричних свердловин. 
Завдання полягає в тому, щоб на основі одержаного зі свердловин 
обмеженого обсягу інформації скласти найповніше уявлення про 
родовище в цілому і дати прогноз щодо процесів, які в ньому 
відбуваються у процесі реалізації тієї чи іншої системи розробки. 
Теорія проєктування і розробки родовищ природних газів 
склалась і розвивається на поєднанні ряду наукових дисциплін: 
промислової геології і геофізики, підземної газогідродинаміки, фізики 
пласта, технології і техніки видобування газу і галузевої економіки, 
геологічного і геодинамічного моделювання. Для аналізу процесів, 
що відбуваються в газових і газоконденсатних родовищах у процесі їх 
розробки, поряд із наведеними дисциплінами, необхідні знання 
термодинаміки вуглеводневих сумішей, фізико-хімічних 
особливостей фільтраційних течій, чисельних методів аналізу тощо. 
Згідно з даними промислової геології і геофізики складають 
вихідні відомості про геологічну будову родовища і пластової 
водонапірної системи, про колекторські властивості і ступінь 
неоднорідності пластів, їх газонасиченість, обсяги запасів газу і 
конденсату, початковий пластовий тиск і температуру тощо. Геолого-
геофізичні відомості про родовище і пластову водонапірну систему 
доповнюють за результатами проведення комплексу газогідродина-
мічних досліджень свердловин і пластів. 
Велике значення має підземна газогідродинаміка під час 
проєктування та розробки газових і газоконденсатних родовищ. 
Методами підземної газогідродинаміки проводять: визначення 
параметрів пластів за даними досліджень свердловин, обчислення 
просування контурних або підошовних вод, визначення необхідної 
кількості експлуатаційних і нагнітальних свердловин і зміну їх 
кількості у процесі розробки родовища з різними схемами розміщення 
свердловин на площі газоносності, визначення дебітів свердловин, 
пластових, вибійних тисків і температур та їх зміни в часі тощо. Ця 
інформація дає можливість визначити параметри системи облаш-
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тування промислу – діаметри шлейфів і колекторів, характеристики 
схеми підготовки газу до транспортування та вилучення конденсату, 
потужність головної компресорної станції, тривалість безкомпресорної 
і компресорної експлуатації свердловин тощо. 
Успішне вирішення цих достатньо складних задач часто є 
можливим лише кінцево-різницевими методами із застосуванням 
швидкодіючих комп’ютерів, ґрід-технологій, методів електрогідро-
динамічної аналогії, гідродинамічного моделювання тощо. 
Важливе значення у процесі проєктування раціональної системи 
розробки газових і газоконденсатних родовищ має галузева еконо-
міка. Газогідродинамічні та технологічні обчислення проводять для 
різних варіантів систем розробки родовища і облаштування промис-
лу. На основі порівняння техніко-економічних показників усіх варіан-
тів вибирають оптимальний або раціональний варіант розробки. 
Важливе значення має повнота вилучення із пласта природного 
газу і конденсату. Тому під час порівняння різних систем розробки 
родовищ і вибору раціонального варіанта достатню увагу необхідно 
звернути на досяжні величини коефіцієнтів газовіддачі і 
конденсатовіддачі з підземних резервуарів родовища. 
Після складання проєкту дослідно-промислової експлуатації, 
технологічної схеми або проєкту розробки починають розробку 
родовища, у процесі чого одержують додаткову інформацію про 
будову родовища, розподіл тиску в пластах, просування контура 
водоносності тощо. Оброблення цієї інформації та правильна її оцінка 
неможлива без знання технології розробки родовищ природного газу і 
конденсату. Важливим є аналіз процесів, що відбуваються в пластах, 
моніторинг його вичерпання і використання одержаної інформації 
для подальшого удосконалення системи розробки родовища, 
регулювання процесу розробки і визначення перспектив. 
 
1.2.  Основні  газовмісні  геологічні  структури 
 
У попередній нашій роботі1 наведені змішані нафтогазові та 
нафтогазоконденсатні геологічні структури: – колектор нафти і газу; – 
нафтогазоносний пласт; – пласт-колектор; – продуктивний горизонт; – 
пастка нафти і газу; – нафтогазоносна світа; – нафтовий поклад; – 
                                                          
1
 Орловський В. М., Білецький В. С., Вітрик В. Г. Технологія розробки нафтових родовищ: 
навч. посіб. для студ. спеціальності 185 «Нафтогазова інженерія та технології» / 
В. М. Орловський, В. С. Білецький, В. Г. Вітрик; ХНУМГ ім. О. М. Бекетова; НТУ 
«ХПІ». — Полтава: ТОВ "Фірма «Техсервіс», 2020. — 243 с. 
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нафтогазовий поклад; – нафтогазоконденсатний поклад; – нафтове 
родовище; – нафтогазове родовище; – газонафтове родовище; – 
нафтогазоконденсатне родовище; – нафтогазоносний басейн; – зона 
нафтогазонакопичення; – нафтогазоносний район; – нафтогазоносна 
область; – нафтогазоносна провінція; – нафтогазоносний комплекс;  
– нафтогазоносна формація. 
Серед чисто газовмісних і газоконденсатовмісних структур 
виділяють: 
– газовий поклад; 
– газове родовище; 
– газоконденсатний поклад (ГКП); 
– газоконденсатне родовище (ГКР); 
– газогідратний поклад (далі – ГГП); 
– газогідратне родовище (ГГР); 
– газові гнізда. 
 
Газовий поклад – природне скупчення природного газу в пастці, 
утвореній пластом-колектором і бар'єром із непроникних порід. 
Газовий поклад приурочений до пористих тріщинуватих 
кавернозних гірських порід (пісковиків, алевролітів, вапняків тощо). 
Газові поклади класифікують за: 
– складом газу; 
– режимом розробки; 
– умовами залягання. 
За останньою ознакою газові поклади поділяють на: 
– пластові; 
– склепінчасті; 
– екрановані (літологічно, стратиграфічно, тектонічно); 
– масивні та 
– літологічно обмежені. 
Основні параметри газового покладу: пластовий тиск, висотне 
розміщення газоводяного контакту, внутрішніх і зовнішніх контурів 
газоносності, поверх газоносності (загальна газонасичена товщина). 
Крім загальної газонасиченої виділяють ефективну газонасичену 
товщину, яка визначається виключенням із першої непродуктивних 
прошарків (наприклад, глинистих). 
Розміри газового покладу – від десятків тисяч м3 до трлн. м3 газу. 
Сукупність покладів, приурочених до загальної ділянки земної 
поверхні і підпорядкованих єдиній тектонічній структурі, утворює 
газове родовище. 
23 
Газове родовище, родовище природного газу – сукупність 
газових покладів, приурочених до загальної ділянки поверхні і 
контрольованих одним структурним елементом. Усього в світі відомо 
більше 10 тисяч газових родовищ. За геологічним віком газоносність 
осадових порід розподіляється так: у палеозойських відкладах – 
23,5 %; у мезозойських – 65,5 % і у кайнозойських – 11,0 %. З 
піщаними колекторами пов'язано 76,3 % запасів, із карбонатними – 
23,7 %. Глинистими покришками контролюється 65,7 % запасів газу, 
соленосними – 34,3 %. Переважна більшість запасів газу зосереджена 
у пастках структурного типу. Газові родовища є одно- і 
багатопластові (точніше багатопокладові й однопокладові). 
У розрізі багатопластового газового родовища на одній площі є 
кілька газових покладів, розміщених один під одним на різній глибині. 
Деякі газові поклади мають самостійний ГВК. Колектори можуть бути 
різної ґенези – кавернозними, міжґранулярними або тріщинними. 
Переважна більшість газових родовищ розташовані в зонах 
газонакопичення – склепінчастих підняттях, внутрішньоплатформових 
западинах, міжгірських западинах, передгірських прогинах і западинах. 
Зазвичай рівні річного відбору газу з родовищ сягають (2 – 4) % 
від видобувних запасів, по окремих родовищах-регуляторах – 10 %, а 
в деяких випадках і більше. 
Із практики експлуатації родовищ випливає, що у режимі 
природного виснаження кінцевий коефіцієнт газовилучення сягає (85 – 
95) %, тоді як кінцевий коефіцієнт конденсатовилучення – (30 – 60) %, а 
за сприятливих умов – до 75 %. 
Основні чинники, які впливають на коефіцієнт газовилучення і 
режим експлуатації родовища: середньозважений за об'ємом порового 
простору пласта тиск; площова і за розрізом пласта неоднорідність 
літологічного складу і фаціальна мінливість порід пласта; тип 
родовища (пластове, масивне); темп відбирання газу; охоплення 
пласта витісненням (у разі природного або примусового впливу на 
пласт); розміщення свердловин на структурі і площі газоносності; 
стан розкриття пласта свердловиною і конструкція свердловини; види 
робіт із інтенсифікації її роботи. 
Найбільшим родовищем природного газу є газове родовище 
Південний Парс/Асалоуее, яке розділяється між Іраном і Катаром, 
другим є Уренгойське газове родовище, а третє – Ямбурзьке газове 
родовище (Російська Федерація, далі – РФ). 
Газоконденсатний поклад (ГКП) – індивідуальне скупчення в 
надрах у пароподібному стані бензино-гасових вуглеводнів та їх 
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аналогів, які у разі ізотермічного зниження пластового тиску 
випадають у вигляді газового конденсату. 
Газоконденсатні поклади – це поклади з умістом конденсату не 
нижче (5 – 10) г/м3, які можуть бути приурочені до будь-яких пасток і 
колекторів. За джерелом рідких вуглеводнів виділяють первинні ГКП 
(утворені на глибинах понад 3,5 тис. м) і вторинні, що формуються 
шляхом випаровування частини нафтової суміші. 
За термобаричним станом розрізняють насичені і ненасичені 
газоконденсатні поклади. 
Утворення газоконденсатних покладів пов’язане з ретроградними 
явищами (зворотним випаровуванням і зворотною конденсацією), які 
ґрунтуються на здатності рідких вуглеводнів за певних 
термобаричних умов розчинятися у стиснених газах і конденсуватися 
з останніх зі зниженням тиску. Газоконденсатні поклади 
характеризуються вмістом стабільного конденсату, тиском 
максимальної конденсації за різних температур і тиском початку 
конденсації, складом пластового газу і конденсату, потенційним 
вмістом рідких вуглеводнів (С5Н12+вищі) тощо. 
Зазвичай визначають вихід конденсату у г/м³ – об’єм рідкої 
фази, яка виділяється з 1 м3 газу за певного тиску і температури в 
промислових умовах (так званий сирий конденсат). Вміст конденсату 
для ГКП коливається від (5 – 10) до (500 – 1 000) г/м3 природного газу 
родовища. 
Газоконденсатне родовище (ГКР) – один або кілька 
газоконденсатних покладів, приурочених до єдиної пастки. Може 
містити і нафтові поклади, причому останні є самостійними 
скупченнями або великими облямівками промислового значення. 
ГКР виявлені в межах нафтогазоносних басейнів платформного 
типу і складчастих областей. Газоконденсатні родовища 
характеризуються вмістом газового конденсату, тиском максимальної 
конденсації, тиском початку конденсації, складом пластового газу. 
Для газоконденсатних родовищ тиск максимальної конденсації від 5 
до 7(10) МПа, основний компонент газів більшості ГКР – метан, іноді 
– вуглекислий газ. У конденсатах багатопластових газоконденсатних 
родовищ у нижніх пластах вміст метанових фракцій менший, а 
ароматичних вуглеводнів – більший. Переважна більшість 
газоконденсатних родовищ – змішані (газово-конденсатні). Через 
складні фазові переходи під час зниження пластового тиску 
експлуатацію ГКР проводять із підтриманням або без підтримання 
пластового тиску. Можливі кілька варіантів: 
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– відбирання в початковий період експлуатації тільки нафти (у 
цьому випадку надовго консервується газова частина родовища); 
– відбирання переважно газу (при цьому має місце втрата нафти 
внаслідок розгазування і розмазування її по порах, раніше зайнятих 
газом); 
– одночасне відбирання нафти і газу тощо. 
Найраціональніший спосіб розробки газоконденсатних родовищ – 
одночасне відбирання всіх корисних копалин із застосуванням 
сайклінг-процесу або заводнення. 
Найвідоміші газоконденсатні родовища – Гронінген (Нідерланди), 
Панхандл – Хьюготон (США), Альрар, Гурд-Нус, Хасі-Рмель (Алжир), 
Уренгойське, Оренбурзьке, Новопортівське, Російський Хутір, 
Окаремське, Уртабулакське (РФ), Пазенан (Іран), Таглу (Канада) та ін. 
В Україні понад 100 газоконденсатних родовищ. Розвідано і 
оцінено запаси більше 4 трильйонів метрів кубічних природного газу 
з урахуванням шельфу Чорного і Азовського морів, а також 
газовмісних вугілля і сланців. 
Газогідратний поклад (ГГП) – поодиноке скупчення в 
осадовому чохлі земної кори гідратів вуглеводневих газів. 
Газогідратний поклад у природному заляганні є тілом пласта, яке 
складається з двох фаз – твердої – скелета породи, що вміщує і 
газовий гідрат у вигляді льоду, який заповнює поровий простір. У 
процесі розкладання газового гідрату в системі з'являється газова 
фаза вільного газу і звільнена вода. 
Загальна характеристика газогідратів. 
Газові гідрати характеризуються дуже низькою рухливістю навіть 
за активної міграції пластових вод. Знизу газогідратний поклад 
контактує з підошовною водою, газоконденсатним або нафтовим 
покладом, зверху – з газовим покладом, газонепроникними пластами, а в 
акваторії океану – з водою. 
Інтенсивність формування або руйнування газогідратних 
покладів визначається швидкістю зміни термодинамічних умов у 
розрізі осадових порід, наявністю вільних вуглеводнів у зоні фазових 
переходів, газонасиченістю пластових вод, які контактують із зоною 
фазових переходів і швидкістю їх міграції. В акваторії Світового 
океану газогідратні поклади формуються в природній частині 
осадового чохла з газів, які ґенеруються безпосередньо в зоні 
гідратоутворення, а також із газів, які мігрують у цю зону із нижніх 
пластів і пластових вод, що контактують із зоною гідратоутворення. 
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Газогідратні поклади характеризуються відносно невеликою 
товщиною (до 100 – 400 м) і значною поширеністю за площею (близько 
320 млн км²). У екваторіальній зоні виявлені на глибині (400 – 600) м, в 
арктичних морях – починаючи з глибини (100 – 250) м. Газогідратні 
поклади на материках приурочені до охолоджених зон земної кори, 
формуються, зазвичай, із покладів вільного газу при зміні їх 
термодинамічних параметрів, характеризуються відносною локалізацією 
і великою товщиною, яка відповідає товщині зони гідратоутворення (700 
– 1 500) м. Нижче газогідратних покладів можуть бути нафтові або газові 
поклади. Загальна площа суші, перспективна для формування 
газогідратних покладів, близько 40 млн км². Ресурси газу в газогідратних 
покладах на материках сягають близько 105 трлн м³, в акваторії 
Світового океану 2 107 трлн м³. Сукупність газогідратних покладів – це 
газогідратне родовище. 
Пошуки і розвідку газогідратних покладів на суші проводять 
стандартними промислово-геофізичними методами, на морі – 
сейсмоакустичними (частоти від 0,1 до 10 кГц) і геохімічними 
методами. Розробку газогідратних покладів здійснюють через 
свердловини газом, переведеним у вільний стан термобаричними 
впливами, наприклад, підвищенням температури вище рівноважної, 
введенням каталізаторів розкладання гідратів, а також електричними, 
акустичними, термохімічними та іншими методами впливу на пласт. 
Типи відкладів газогідратів (за Е. Максимовою, «Дніпровська 
політехніка», м. Дніпро): 
I – масивні поклади газових гідратів, зцементованих піщано-
мулистими і глинистими мулами; 
II – жильні структури, що містять гідрати в тріщинах; 
III – лінзово-шаруватий поклад; 
IV – порфироподібний поклад; 
V – брекчієва структура; 
VI – газовий гідрат залягає суцільним масивом, як самостійний 
породотвірний мінерал. 
Пласти із газовими гідратами, залежно від глибини і положення 
дна океану, складені теригенними і карбонатними гірськими 
породами, зцементовані алевроліти – глинистим матеріалом. Поровий 
простір є складною системою сполучених порожнин із окремими 
наскрізними або тупиковими поровими каналами. 
Газогідратне родовище (ГГР) – сукупність газогідратних 
покладів вуглеводневих газів, які перебувають частково або повністю 
в гідратному стані. Газогідратні родовища є в США (на Алясці) – 
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Барроу, Томпсон, Прадхо-Бей та ін., у Російській Федерації – 
Месояхське, Мархинське, Середньовілюйське, Намське та ін. (понад 
30 газогідратних родовищ), у Канаді – Кеналуак, Нерлерк, Коакоак, 
Мелік та ін. (близько 10 газогідратних родовищ). 
Метан вугільних родовищ – попутна корисна копалина, яка 
міститься у вугільних пластах і вмісних породах родовищ викопного 
вугілля. 
Газові гнізда (газові кишені, каверни) – скупчення газу в дуже 
тріщинуватих частинах вугільного пласта, у місцях перем'ятого або 
перетертого внаслідок тектонічних процесів вугілля. 
 
1.3.  Ресурси  й  запаси  природного  газу 
 
Більшість розвіданих запасів природного газу (понад 90 %, без 
газогідратів) розташована в газових або газоконденсатних родовищах. 
Розвідані запаси газу в світі – понад 80 трлн м3. Із надр видобуто 
близько 60 трлн м3 при щорічному видобутку понад 2 трлн м3 газу. 
Розвідані запаси газу (у млрд т умовного палива): світові – 180; 
європейські – 70; українські – 1,5. За прогнозами, вичерпання 
планетарних запасів природного газу2 слід очікувати у 2050 – 2070 
роках. 
Початкові ресурси природного горючого газу світу, за різними 
оцінками, сягають (327 – 546) трлн м3. Геологічна служба США 
оцінює ресурси газу країн пострадянського простору в 107 трлн м3 і 
не враховує ресурси глибоководних акваторій.  
Загалом оцінки світових ресурсів газу зростають. Так, 
Геологічна служба США визначала початкові ресурси природного 
газу у світі на 01.01.1985  у 263 трлн м3 (зокрема прогнозні ресурси – 
119 трлн м3), на 01.01.1990 – у 297 трлн м3 (125 трлн м3), на 
01.01.1993 – у 327 трлн м3 (132 трлн м3). До 1998 року з надр добуто 
(накопичений видобуток) близько 57,7 трлн м3 газу. 
Понад 30 % світових початкових ресурсів природного газу 
припадає на частку країн пострадянського простору, приблизно 20 % – 
на країни Близького і Середнього Сходу, 10 – 17 % – на Північну 
Америку. Приблизно рівні початкові ресурси (понад 6 %) мають у 
Африка і Латинська Америка. Початкові ресурси газу Південної, 
                                                          
2
 На основі гіпотези біогенного походження природного газу та «піку газу». За іншою 
гіпотезою – абіогенного походження нафти і природного газу, їх запаси практично 
невичерпні, так як детермінуються еманаціями летких компонентів із верхньої мантії 
Землі у земну кору і їх конденсацією у пастках.  
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Південно-Східної і Центральної Азії та Далекого Сходу 77,5 % 
світових. На Європу без країн пострадянського простору припадає 4 – 
6 % світових початкових ресурсів природного газу, на Австралію і 
Океанію – близько 1 %, на Антарктиду (прогнозні ресурси) –1,4 – 2,2 %. 
У 2018 році, за даними американських інституцій, доведені 
запаси природного газу по країнах зафіксовані на такому рівні: 24,2 % – 
Росія3; 17,1 % – Іран; 12,2 % – Катар; 4,4 % – США; 4,4 % – 
Саудівська Аравія; 3,8 % – Туркменістан; 3,1 % – ОАЕ; 2,9 % – 
Венесуела; 2,8 % – Нігерія; 2,8 % – Китай; 22,4 % – інші країни.  
За даними British Petroleum станом на 2013 рік картина дещо 
інша: перевіреними ресурсами (в кубічних кілометрах) є світові 187 
300, Іран 33 600, Росія 32 900, Катар 25 100, Туркменістан 17 500 і 
США 85004. За прогнозами, близько 900 000 км³ "нетрадиційного" 
газу, такого як сланцевий газ5. 
Запаси природного газу станом на початок ХХІ ст. розвідані в 102 
країнах. Близько половини всіх доведених запасів природного газу 
припадає на країни, що розвиваються, 40 % – на країни з плановою і 
перехідною економікою і лише 8 % – на індустріально розвинені 
країни. У країнах-членах ОПЕК концентрується 41 % запасів. 
Доведені світові запаси газу на 2015 рік сягали 187 трлн м. куб. 
Ресурсне забезпечення видобутку – 52, 8 років. 
На межі ХХ – XXI ст. розвіданість ресурсів гідратів метану була 
ще досить фрагментарною, проте початок ХХІ ст. привів до 
системніших і ширших геологічних досліджень морського дна, що 
виявило значний потенціал газогідратних ресурсів. Світові запаси 
морських гідратів переважно приурочені до донних і піддонних 
покладів невеликої глибини залягання, оскільки вони характерні для 
материкових і острівних схилів до підніжжя і глибин внутрішніх і 
окраїнних морів. Загальні запаси метану газогідратів на порядок 
перевищують відомі запаси конвенційних (звичайних) родовищ 
природного газу й у перспективі є найпотужнішим джерелом 
мінеральних енергоресурсів. Наразі лише частина цих родовищ, 
                                                          
3
 За даними BP Statistical Review of World Energy June 2013 на першому місці 
Іран, а Росія на другому місці. http://www.bp.com/content/dam/bp/pdf/statistical-
review/statistical_review_of_world_energy_2013.pdf 
4
 BP Statistical Review of World Energy June 2013  
5
 Wonderfuel: Welcome to the age of unconventional gas 
https://www.newscientist.com/article/mg20627641-100-wonderfuel-welcome-to-the-age-of-
unconventional-gas/#ixzz6PLFThM5f 
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зосереджених уздовж берегової смуги материків, може розглядатися як 
потенційно-промислові. 
 
1.3.1. За регіонами і країнами 
У Російській Федерації доведені запаси газу розподіляються по 
економічних районах так: на райони європейської частини країни: 
припадає 4,9 трлн м3 (зокрема на Поволзький – 5,9 %, Уральський – 
2,3 %, Північний – 1,5 %, Північно-Кавказький – 0,6 %), Західного 
Сибіру – 36,8 трлн м3 (77,5 %), Східного Сибіру – 1,0 трлн м3, Далекого 
Сходу – 1,1 трлн м3, шельфу – 3,7 трлн м3. Найбільшими газовими 
родовищами є Уренгойське і Ямбурзьке. На півострові Ямал на 25 
родовищах розвідано 10,4 трлн м3 запасів. У акваторії Баренцового 
моря запаси газу понад 3 трлн м3. 
У Туркменістані значна частина запасів приурочена до газових 
родовищ Даулетабад (доведені запаси на 1997 рік – 707 млрд м3) і 
Яшлар (764,1 млрд м3). За даними Міністерства нафти та газу 
Туркменістану запаси газу в країні на 2000 рік становили 45,44 млрд т у 
нафтовому еквіваленті. Частка в світі за ресурсами природного газу – 
1,9 %. 
Близький і Середній Схід. Приблизно третя частина доведених 
світових запасів газу зосереджена в країнах Близького та Середнього 
Сходу (Іран, Катар,  ОАЕ,  Саудівська Аравія), що належать до 
нафтогазоносного басейну Перської затоки. У басейні відкрито 
близько 90 газових (зокрема 11 морських) родовищ. Основна частина 
запасів газу приурочена до відкладів пермі та кайнозою. Значна 
частина нафтових покладів має великі газові шапки. Характерна вища 
концентрація газу (понад 80 % запасів) на складчастому борту 
басейну (Месопотамський прогин). Тут продуктивні карбонатні 
відклади олігоцену нижнього міоцену (вапняки світи Асмарі), а також 
карбонатні відклади верхньокрейдової групи Бангестан. На 
платформному борту (східний край Аравійської плити) скупчення 
газу приурочені до пермських карбонатних порід (світа Хуфф), що 
залягають на глибинах 2700 –3500 м. 
У Ірані переважна частина доведених запасів газу припадає на 
вільний газ; запаси попутного газу – приблизно 3,4 трлн м3. Частка у 
світі за ресурсами природного газу – 15,7 %. 
У Катарі  є морське газове родовище Норт із доведеними 
запасами 6,76 трлн м3; геологічні запаси перевищують 10 – 12 трлн м3. 
Це – третє місце в світі після Ірану та Російської Федерації. 
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У Об'єднаних Арабських Еміратах (ОАЕ) запаси газу виявлені 
в Абу-Дабі, еміратах Шарджа, Дубай і Расахель-Хайма.  За 
підтвердженими запасами природного газу ОАЕ займають 4-е місце у 
світі (після Ірану, Російської Федерації і Катару).  
Саудівська Аравія із запасами газу 5.78 трлн. кубічних метрів 
займає 5-е місце у світі. Понад 60 % запасів приурочено до 
нафтогазових родовищ. Третя частина його доведених запасів 
припадає на попутний газ родовища Гавар. Газ залягає на глибині 
кількох сотень метрів. 
У Іраку запаси газу, частка у світі і роки видобутку, що 
залишилися: 3 трлн м3 (2 % світових), понад 100 років. Близько 70 % 
доведених запасів припадає на попутний газ, 20 % – на вільний, 
10 % – на газ газових шапок. Переважна частина запасів попутного 
газу містяться в нафтових родовищах Киркук, Айн-Залу, Бутма, Бай-
Хассан (на півночі країни), а також у родовищах Румейла-Норт, 
Румейла-Саут і Зубейр (на півдні). 
У Бахрейні початкові запаси газу нафтогазового родовища 
Авалі сягають 570 млрд м3. 
У США прогнозні ресурси природного газу оцінюються 
Комітетом із газових ресурсів (US Potential Gas Committee) на 
1997 рік у 26,06 трлн м3, прогнозні ресурси газу вугільних родовищ – 
4 трлн м3. Ресурси природного газу розташовані в основних 
газоносних регіонах: Мексиканської затоки – 7513,6 трлн м3; Аляска – 
5484,5 трлн м3; басейни Скелястих гір – 4245 трлн м3; Західний 
Внутрішній НГБ (Мідконтинент) – 3455,4 трлн м3; Приатлантичний 
регіон – 2940,4 трлн м3; Тихоокеанський регіон – 1052,8 трлн м3. 
У Канаді прогнозні ресурси газу провінції Альберта (Західно-
Канадський НГБ) оцінюються Канадським комітетом із газу 
(Canadian Gas Potential Committee) в 3452,6 трлн м3. Значні 
перспективи пов’язані зі східними акваторіями Канади; прогнозні 
ресурси природного газу в межах шельфу між Ньюфаундлендом і 
Новою Шотландією 1415 трлн м3. У цих оцінках не враховані ресурси 
важкодоступних районів і ресурси газу вугільних родовищ 
(«unconventional resources»). Основна частина доведених запасів газу 
зосереджена в Західно-Канадському НГБ, де виявлено 1621 газове 
родовище. 
У Венесуелі початкові ресурси газу оцінюються в 12 964 трлн м3. 
У басейні Маракайбо (на північному заході країни) розвідані відносно 
великі запаси газу, але це на 90 % розчинений газ нафтових родовищ. 
Відкрито 4 газових родовища. Розчинений газ еоцен-міоценових 
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відкладів родовищ зони Болівар жирний, із вмістом важких гомологів 
метану до 16 %. У Орінокському НГБ (на сході країни) зосереджено 
35 % запасів газу. Відкрито 17 газових родовищ, зокрема 14 – на 
акваторії. 
В Алжирі основна продуктивність пов'язана з Алжиро-
Лівійським НГБ. У західній частині басейну (газоносні западини 
Ахне і Тімімун) газові родовища переважно дрібні і середні. Доведені 
запаси газу западини Ахне (24 родовища) оцінюються в 267 трлн м3, 
западини Тімімун (17 родовищ) – у 290 трлн м3. Продуктивні 
силурійські і девонські пісковики, вапняки і доломіт, а також 
кембрій-ордовикські і нижньокам'яновугільні відклади на глибинах 
900 – 2400 м. У північно-східній частині НГБ (нафтогазоносні області 
Тріасова, Гадамес і Іллізі) відкрито 47 газових родовищ. Продуктивні 
пісковики кембрію, ордовика, силуру-девону, карбону і тріасу. У 
Тріасовій області (20 газових і газоконденсатних родовищ) найбільше 
значення мають піщані горизонти тріасу.  
Газоконденсатне родовище Хассі-Р'Мель розташоване у 
центральній частині склепіння Тільремт. Продуктивні три горизонти 
пісковиків нижнього тріасу в інтервалі глибин 2100 – 2300 м. 
Початкові геологічні запаси газу – 2,8 трлн м3. В області Іллізі 
виявлено 20 нафтогазових і 27 газових родовищ. Приблизно 85 % 
запасів газу припадає на вільний газ газових родовищ і газових 
шапок нафтових родовищ; інший газ розчинений у нафті 
(родовище Хассі-Мессауд). Основні газові родовища країни, крім 
Хассі-Р'Мель (у дужках – початкові видобувні запаси, трлн м3): Рурд-
Нусс (372), Ста (218), Хассі-Туіль (195), Тін-Фуйє-Табанкорт (156), 
Ін-Аменас (155), Хамра (100), Ін-Сала (71) та ін. 
У Нігерії, де досі пошуково-розвідувальні роботи були 
орієнтовані на нафту, реальні запаси газу можуть значно 
перевищувати існуючі оцінки. На сьогодні відомо 25 родовищ газу. 
Переважна частина запасів – газ у газових шапках нафтових родовищ 
(близько 70 %), і газ, розчинений у нафті. 
На країни Південної і Південно-Східної Азії припадає близько 
6 % світових доведених запасів газу. В Індонезії, за оцінками державної 
нафтової і газової компанії Pertamina, загальні запаси газу досягають 
7,56 трлн м3. Більша їх частина приурочена до Північно-
Суматринського (19 газових родовищ), Центрально-Суматринського 
(12), Південно-Суматринського (33), Східно-Калімантанського (48), і 
Північно-Яванського (38 родовищ) нафтогазових басейнів (НГБ). Усі 
НГБ пов'язані з крайовими і внутрішньоскладчастими прогинами, 
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заповненими теригенно-карбонатними породами кайнозою потужністю 
до 10 км. Продуктивні піщані, карбонатні і вулканогенно-осадові 
відклади від еоцену до пліоцену залягають на глибинах від 0,1 до 4 км.  
У Західній Європі (3,1 % світових запасів) основні ресурси газу 
зосереджені в Центрально-Європейському нафтогазовому басейні, 
переважно у синеклізі Північного моря. Газоносні відклади карбону, 
пермі і тріасу. Більшість газових ресурсів пов'язана з південним 
бортом западини. Загалом виявлено 329 газових родовищ (зокрема 
109 – морських). Значний ареал газоносних зон пов'язаний із Англо-
Голландським прогином (Англійська западина). Доведені запаси 
природного газу британського сектора Північного моря оцінюються в 
699 трлн м3; основні газові родовища (трлн м3 газу): Леман (161), Британія 
(84,9), Індіфетіґейбл (48) і Кліппер (22,6). Запаси газоконденсатних 
родовищ Елджін і Франклін – 45 млн т конденсату і 48,4 трлн м3 газу. 
Норвезьке нафтогазове родовище Троль найбільше у Північному морі, 
розділене на дві структури: Троль-Іст і Троль-Вест. Доведені запаси 
покладу Троль-Іст – 1300 трлн м3 газу і 17 млн т конденсату. Нафтовий 
поклад Троль-Вест містить 31 трлн м3 попутного газу. 
В Україні Державним балансом на початок ХХІ ст. ураховано 
290 родовищ природного газу, більшість – комплексні: 79 – газові, 98 – 
газоконденсатні, 53 – нафтоконденсатні, газонафтові та нафтогазові – 
11. Початкові загальні ресурси природного газу близько 6 700 млрд м3. 
Станом на 2017  рік розвіданих запасів газу в Україні при 
існуючих темпах видобутку – близько 20,5 млрд м3 газу на рік – 
вистачить на 22 роки.  
За даними, які навів голова правління «Надра України» Ярослав 
Климович "В Україні 402 родовища вуглеводнів … в промисловій 
розробці – 269. Державним балансом запасів корисних копалин 
України в 402 родовищах враховуються здобуті запаси природного 
газу в кількості 905,6 млрд кубометрів (видобуто 68,9 % всіх запасів) 
… Як показує досвід видобувних робіт в Україні, з цих запасів можна 
добути тільки половину (452,8 млрд кубометрів газу), а це на 22 роки 
видобутку".6 
 
 
 
                                                          
6
 Україна випомпує газ з розвіданих родовищ за 22 роки https://focus.ua/politics/388978 
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1.3.2.  За  різновидами  природного  газу 
Сланцевий газ 
За прогнозами, у світі є близько 900 000 км³ «нетрадиційного» 
газу, такого, як сланцевий. За іншою оцінкою – департаменту 
енергетики США, обсяг «технічно видобутих» світових запасів 
сланцевого газу в 41 країні світу понад 200 трлн м3. Провідне місце за 
вилученими запасами сланцевого газу в порядку зниження займають 
Китай, Аргентина, Алжир, США і Канада. Російська Федерація. 
Гази вугільних родовищ 
Метан вугільних родовищ є: у Німеччині (ресурси (3 – 4 трлн м3), 
Англії (1,9 – 2,8 трлн м3), Австралії (6,0 трлн м3), США – до глибини 
900 м (від 8,5 до 14 трлн м3). 
В Україні ресурси метану в розвіданих кондиційних вугільних 
шарах до глибини 1 800 м коливаються в межах 450 – 550 млрд м3. 
Гідрати  метану 
Ресурси метану в газогідратах оцінюються до 85 % від усіх 
світових ресурсів природного газу, але розвіданість ресурсів їх на 
початку XXI ст. ще досить фрагментарна. 
В Україні у Чорному морі багато газогідратних родовищ –до 65 – 
70 трлн м3, а в районі глибоководної Кримської частини моря запаси 
газогідратних родовищ понад 20 трлн м3. Зокрема, прогнозуються 
великі запаси гідрату метану в палеодельті Дніпра. 
 
1.4.  Використання  природного  газу  в  давньому  світі 
 
Найдавніші свідоцтва застосування газу як палива походять із 
Китаю й датуються початком н. д. У трактаті «Хоу хань шу» 
повідомляється, що в Ліньцюні (провінція Сичуань) задля пошуку 
газу був споруджений колодязь глибиною 23 чжана7 (74 м), у якому 
десятиріччями палав вогонь. Місцеві жителі зрозуміли природні 
властивості газу й видобували його поруч із вогняними колодязями 
(або безпосередньо з них). Учений Чжан Хуа в трактаті «Боу чжи» 
(«Опис царства природи») і поет Цзо Си в «Шу ду фу» («Ода столиці 
Шу») свідчать про використання природного газу для випарювання 
солі. До пальників печей газ подавався від джерел бамбуковим 
трубопроводом. Із часом ці технології були втрачені. Сичуаньські 
                                                          
7
  чжан  (кит.: 丈; піньїнь: zhàng; літ.: 'зріст') – китайська одиниця вимірювання довжини. 
Приблизний еквівалент японського дзьо. 1 чжан = 10 чі = 3,33 м. 
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вогняні колодязі були знов «відкриті» в XVII ст. і використовувалися 
на місцевих солеварнях аж до нашого часу. 
У Марко Поло зустрічаються згадки про грязьові вулкани, 
виходи газу і палаючі пагорби (газ, вириваючись назовні, поєднується 
з киснем і загоряється). З цим феноменом пов’язані релігійні 
уявлення вогнепоклонників. Так, на околиці селища Сурахани 
(поблизу Баку) розташований індуїстський храм кінця XVIII століття 
Атешгях (Місце вогню), де палаючий газ виходить із давніх часів 
(рис. 1.1, 1.2). 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 1.1 – Палаючі газові факели у храмі вогнепоклонників 
(стара поштівка) 
Такі «вічні» вогні набули широкого розповсюдження в 
Месопотамії, Прикаспії, Персії, Індії, Китаї. Плутарх вказував на 
роками палаючі світочі поблизу давнього Екбатана (сучасний 
Хамадан в Ірані), Пліній описував полум’я, що виривається з-під 
землі, у багатьох місцевостях Сходу, давні китайські автори згаду-
вали вогняні колодязі в горах Південно-Західного Сичуаня. Незбаг-
нена природа цих вогнів сприяла сакральним уявленням щодо їхнього 
походження. Вогнепоклонники вшановували їх як божественні про-
яви, будували поряд із ними свої храми. Особливості цієї релігійної 
культури пов’язані передусім із Індією (у найдавніших гімнах Рігведи 
оспівувався бог вогню Агні) та Персією, де шанування вогню, поєд-
нане з поклонінням сонцю, отримало розвиток у вченні Заратустри. 
Проте горючий газ більше ніде в світі не застосовували до 
початку XIX ст., коли ним почали освітлювати міські вулиці та 
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майдани. Перші освітлювальні пальники з’явилися в Лондоні, але 
вони використовували не природний, а штучний газ, отриманий із 
вугілля. Щодо природного газу, то показовою ілюстрацією його 
використання в XIX ст. є вогняний колодязь у центрі Астрахані, 
обнесений огорожею й демонстрований як місцеву пам’ятку (лише 
сторож використовував його з утилітарною метою – готував на вогні 
сніданок). 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 1.2 – Поклоніння вогню в храмі Атешгях поблизу Баку 
Незважаючи на давнє знайомство людини з нафтопродуктами та 
природним газом, їх видобуток і розповсюдження тривалий час були 
обмежені відносно вузькою сферою застосування, яка ще більше 
скоротилася після винаходу пороху й заміни ним нафтопродуктів для 
військових потреб. Зосередження найбільших і легкодоступних 
родовищ нафти й газу у віддалених країнах Середнього Сходу 
призвело до більш пізнього знайомства й використання цих 
мінеральних речовин у європейських країнах, тим більше, що для 
заміщення їх лікувальних чи мастильних властивостей тривалий час 
використовували рослинні чи тваринні складники. Проте, породжена 
Європою індустріальна епоха відкрила нові форми застосування цих 
продуктів, радикально змінивши потреби в рідких і газоподібних 
вуглеводнях. 
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1.5  Газова промисловість світу 
Газова промисловість почала розвиватися пізніше порівняно з 
іншими галузями паливно-енергетичного комплексу. Природний газ 
як паливо має багато позитивних властивостей, зокрема високу 
теплотворну здатність, транспортабельність, більшу, порівняно з 
нафтою і вугіллям, екологічність. Усе це створює передумови для 
нарощування його використання в комунальному господарстві, 
промисловості, електроенергетиці, на транспорті. Тому частка 
природного газу в структурі світового енергоспоживання має 
тенденцію до постійного збільшення. 
Природний газ поширений у природі у вільному стані – у 
вигляді газових покладів і родовищ, «газових шапок» у нафтових 
родовищах (попутний газ). Використовуються і гази нафтових і 
вугільних родовищ. Загальногеологічні ресурси природного газу в 
різних джерелах оцінюються від 300 трлн. м3 до 600 трлн. м3 і вище, 
але найпоширеніша оцінка в 400 трлн. м3. Розвідані (доведені) запаси 
природного газу в 2004 році сягали 175 трлн м3. 
Історія газової промисловості налічує трохи більше ста років. 
Газова промисловість у США сходить до 1821 року, коли природний 
газ був відкритий і використаний у Фредонії, Нью-Йорк. Із самого 
початку ринок природного газу був обмежений трубопровідною 
технологією. Газ для Фредонії, Нью-Йорк, у 1821 році поставлявся 
дерев’яними трубами, які не могли його транспортувати на великі 
відстані. 
У 1800-х роках у більшості міст США використовували газ, 
вироблений із вугілля на перших газових заводах – газовнях. 
У Європі природний газ виявили у другій половині XIX ст. під час 
буріння свердловин на нафту. З 1872 року він почав використовуватися у 
промисловості, залишаючись побічним продуктом нафтовидобутку. Тоді 
ж розпочалося й будівництво газопроводів. 
Перше європейське газове родовище відкрили лише в 1910 році, 
коли в передмістях Гамбурга пробурили глибинну свердловину в 
пошуках питної води. Газ, що піднявся на поверхню з глибини 250 м, 
запалав і вирвався назовні у вигляді вогненних фонтанів, на які люди, 
що спостерігали за бурінням, зачаровано дивилися як на унікальне 
диво природи. Із 1913 по 1930 роки на цьому родовищі видобуто 
250 млн. м3 газу. Загалом із 20-х років ХХ ст. природний газ 
приходить на великі промислові підприємства як хімічна сировина й 
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розпочинає поступове сходження на вершину паливно-енергетичного 
Олімпу. 
У другій половині ХХ ст. почалося швидке зростання видобутку 
і споживання природного газу і формування нових районів газової 
промисловості в СРСР, Південно-Західній Азії, Європі, Північній 
Африці та інших регіонах. Одночасно формувався міжнародний 
ринок природного газу. 
Динаміка світового видобутку природного газу свідчить про її 
безперервне зростання: у другій половині XX ст. вона збільшилася 
майже у 12 разів і до 2010 року зросла приблизно до 4 трлн м3. 
Розподіл світового видобутку природного газу між трьома 
групами країн сучасного світу істотно відрізняється від аналогічних 
показників видобутку нафти: перше місце посідають розвинені країни 
Заходу (45 %), друге – країни з перехідною економікою (35 %) і лише 
третє – країни, що розвиваються (20 %). Це зумовлено не лише 
географічними особливостями ресурсної бази природного газу, але й 
тим, що видобуток у країнах, що розвиваються, почався значно 
пізніше. Але оскільки видобуток у цих країнах весь час зростає, то і їх 
частка у світовому видобутку природного газу також постійно 
збільшується. 
У 1990-х роках зростання абсолютних обсягів видобутку газу 
відбувалося в більшості регіонів світу (за винятком країн 
пострадянського простору і Латинської Америки), але його темпи не 
були однаковими: найвищими вони були в Азії і помірнішими – у 
Європі, Північній Америці й Африці. Відповідно дещо змінилася і 
частка цих регіонів у світовому видобутку: порівняно з 1950 –  
1960-ми роками зменшилась частка Північної Америки і збільшилась 
частка всіх інших регіонів. 
У другій половині XX ст. газова промисловість перетворилася на 
важливу галузь паливно-енергетичного комплексу світу. Природний газ 
видобували у 60 країнах: річний видобуток понад 60 млрд м3 мали 
десять країн: Російська Федерація – 598, США – 526, Канада – 185, 
Велика Британія – 88, Алжир – 88, Іран – 87, Норвегія – 85, Індонезія 
– 76, Саудівська Аравія – 70, Нідерланди – 63 млрд м3. Частка країн, 
що розвиваються, у видобутку природного газу значно нижча, ніж у 
видобутку нафти. 
Обсяги видобутку природного газу й надалі зростають, і у 2005 
році вони досягли 2,77 трлн м3. 
Нарощуються обсяги використання газу для вироблення 
електроенергії, особливо, в розвинутих країнах. Це зумовлено тим, 
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що газ, порівняно з нафтою, вимагає значно менших витрат на 
видобуток і транспортування, відзначається досить великими 
розвіданими запасами, зручністю у використанні і є порівняно 
екологічно чистим видом палива. 
На експорт надходить близько 15 % усього видобутого 
природного газу. Найбільшими експортерами газу є Російська 
Федерація, Нідерланди, Канада, Норвегія, Алжир. Головні імпортери 
газу – США, Японія, Німеччина, Франція, Італія. Близько 3/4 світового 
експорту газу транспортується газопроводами, а решта – у зрідженому 
вигляді спеціальними суднами. 
Видобуток природного газу в акваторіях Світового океану має 
досить тривалу історію: примітивними способами морський видобуток 
газу вели ще у XIX ст. в Азербайджані (на Каспії), у США (в 
Каліфорнії) і в Японії. Початок швидкого зростання морського 
видобутку газу відноситься до 1960-х років. Ще більше прискорення 
цей процес отримав у 1970 – 1980-і роки. Про це свідчить кількість 
країн, які видобувають природний газ у межах континентального 
шельфу. У 1970 році таких країн було близько 20, а на початку  
1990-х років – уже більше 50. Відповідно зростав і світовий морський 
видобуток газу. 
Зростання видобутку газу обумовлено двома головними 
чинниками. По-перше, після енергетичної кризи середини 1970-х 
років і різкого подорожчання газу підвищився інтерес до шельфових 
басейнів і родовищ, які були менш виснажені і обіцяли певну 
економічну вигоду. По-друге, великомасштабне освоєння морських 
родовищ стало можливим завдяки ряду технічних нововведень, і в 
першу чергу застосування бурових платформ. 
Буріння свердловин у морських акваторіях обходиться значно 
дорожче, ніж на суші, причому вартість його прогресивно зростає зі 
збільшенням глибини. Витрати на буріння навіть на глибині моря в 20 – 
30 м майже вдвічі перевищують аналогічні витрати на суші. Вартість 
буріння на глибині 50 м зростає в три – чотири рази, на глибині 200 м – 
у шість разів. Однак витрати на буріння залежать не лише від 
глибини моря, а й від інших природних чинників. Наприклад, в 
умовах Арктики витрати на видобуток перевищують відповідні 
показники для субтропіків або тропіків у 15 – 16 разів. 
Морський видобуток у 2000 році становив 760 млрд. м3 (31 % 
від загального світового видобутку). 
Морський видобуток ведуть майже в 50 регіонах земної кулі у 
всіх п’яти населених частинах світу. Але їх частка, як і частка 
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окремих океанів і окремих акваторій відрізняються і змінюються з 
часом. Так, у 1970 році 2/3 морського видобутку давали Північна і 
Південна Америка і 1/3 – Південно-Західна Азія. До 1980 року частка 
Америки зменшилася, а частка Азії, Африки та Європи зросла. 
У Європі морські родовища забезпечують 9/10 усього видобутку 
нафти і газу. Це пояснюється перш за все особливою роллю 
Північноморського нафтогазоносного басейну, родовища якого 
активно експлуатують Великобританія, Норвегія і Нідерланди. 
Незначний видобуток ведуть у деяких місцях Середземного моря. 
В Азії основним районом видобутку газу є Перська затока, де 
видобувають газ Саудівська Аравія, Іран, ОАЕ, Кувейт, Катар. У 1980 – 
1990-і роки помітно зріс видобуток на континентальному шельфі 
морів Південно-Східної Азії – в Малайзії, Індонезії, Брунеї, Таїланді, 
В’єтнамі. Пошуково-розвідувальні роботи ведуть також біля 
узбережжя деяких інших країн. Те саме стосується і шельфової зони 
морів, які омивають береги Китаю. Значний видобуток на шельфі має 
Індія. 
В Африці видобувають газ у межах континентального шельфу 
Нігерія, Ангола, Єгипет, Камерун, Конго, Габон – загалом уся смуга 
західного узбережжя материка від Нігерії до Намібії. 
У Північній Америці головний виробник морського газу – США, 
де на морські родовища припадають 25 % видобутку природного газу. 
В експлуатацію залучено понад сто шельфових покладів, більшість із 
яких знаходиться в акваторії Мексиканської затоки, а інші – біля 
Атлантичного і Тихоокеанського узбережжя країни та на Алясці. 
У 1980 – 1990 роках Мексика освоїла великий нафтогазоносний 
басейн в акваторії затоки Кампече Карибського моря. Пошуково-
розвідувальне буріння на газ ведуть також біля берегів Аргентини, 
Чилі, Перу і деяких інших країн. 
В Австралії добувають газ на континентальному шельфі у 
Басовій протоці на півдні країни та в інших шельфових родовищах, 
розташованих біля західного узбережжя країни і на півночі, в 
Тиморському морі8. 
У Російській Федерації у 1990-і роки видобуток природного газу 
на морських родовищах майже не вели. На сьогодні проводять 
промислове освоєння двох головних морських акваторій: в 
Охотському морі, де у північно-східній частині острова Сахалін 
розвідано кілька великих родовищ, і у Баренцовому та Карському 
                                                          
8
 Окраїнне море Індійського океану, між островом Тимор та Австралією. 
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морях, де у 1980-х роках відкрили шельфову провінцію з великими 
родовищами – Штокманівське газоконденсатне, Русанівське газове та ін. 
Споживання природного газу мало відрізняється за обсягами від 
його видобутку, оскільки майже весь газ одразу ж спрямовується у 
газорозподільні мережі. Однак співвідношення трьох груп країн, 
окремих географічних регіонів світу та окремих країн у споживанні газу 
значно відрізняється від аналогічного співвідношення його видобутку. 
Частка країн Європи у споживанні природного газу більша, ніж їх 
частка у видобутку, а частка країн, що розвиваються і країн із 
перехідною економікою – менша. 
Перше місце за обсягами споживання природного газу 
зберігається за Північною Америкою, у складі якої США були і є 
найбільшим у світі споживачем цього палива (600 – 650 млрд м3 у 
рік). Друге місце посідають країни пострадянського простору, серед 
яких особливо вирізняється Російська Федерація (понад 350 млрд м3 
на рік). На третьому місці – Європа; її частка у світовому споживанні 
природного газу протягом 1980 – 1990 років залишалася стабільною. 
Серед окремих країн цього регіону виокремлюються Німеччина  
(80 млрд м3) і Велика Британія (90 млрд м3), далі йде – Азія, де 
швидко зростають обсяги споживання газу в Китаї, Індонезії, 
Малайзії, Саудівській Аравії, Ірані, ОАЕ. Частка Латинської Америки 
у світовому споживанні газу порівняно невелика і відносно стабільна, 
а частка Африки поки залишається незначною. 
На цей час за розмірами видобутку природного газу виділяються 
Російська Федерація (662,2 млрд м3), США (582,2), Канада (170,9) та 
Іран (116,3), на частку яких припадає понад половина світового 
видобутку. Далі йдуть країни зі щорічним видобутком від 100 до 
30 млрд м3 – Норвегія, Алжир, Нідерланди, Саудівська Аравія, Катар, 
Китай, Туркменістан, Великобританія, Узбекистан, Малайзія, ОАЕ, 
Аргентина.  
Найбільшим у світі експортером природного газу (200 млрд м3) 
є Російська Федерація. 
 
1.6  Газова  промисловість  України 
 
Історія газової промисловості України нараховує близько 
100 років. Спочатку почали використовувати світильний і коксовий 
газ для освітлення вулиць у Львові в 1858 році, в Одесі у 1865 році, 
потім у Харкові, Києві, Чернівцях, Івано-Франківську. 
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Уперше український газ почали добувати в Карпатах. Територія 
України відноситься до одного з найстаріших у світі регіонів із 
видобутку нафти і газу. Перше родовище газу було відкрито у 
1910 році в районі м. Калуша (тепер Івано-Франківська область). 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 1.3 – Панорама нафтогазових промислів у Прикарпатті  
в ХХ ст. 
Уперше в Україні із супутнім газом зіштовхнулися під час 
буріння та розробки нафтових свердловин на Бориславському 
нафтовому родовищі у 1912 – 1913 роках. Тоді він був небажаним 
побічним продуктом, який ускладнював буріння і спричиняв пожежі. 
Саме тому на Прикарпатті протягом перших двадцяти років минулого 
століття було спалено і випущено в повітря близько 6 млрд. м³ 
нафтового газу. 
Супутній нафтовий газ, який добували разом із нафтою, почали 
застосовувати у промислових масштабах лише на початку XX ст. У 1912 
році збудували перший газопровід Борислав-Дрогобич. 
Початок масштабного видобутку та використання природного 
газу в Україні пов’язаний із відкриттям у 1920 році Дашавського 
газового родовища, яке експлуатується з 1924 року. Початкові його 
запаси газу оцінювались у 13,2 млрд м3, а вільний дебіт першої 
газової свердловини цього родовища дорівнював 720 тис м³ на добу. 
У 1929 році прокладений перший магістральний газопровід (МГ) 
Дашава – Львів. 
Газовий ринок в Україні бере початок із уведення в 
експлуатацію польською компанією «Gasolina» Дашавського газового 
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родовища (1913 р.) і будівництва першого газопроводу Дашава – 
Стрий у 1924 році. 
Так розпочинається відлік часу в історії газової промисловості 
України. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 1.4 – Річковий перехід ділянки газопроводу «Дашава – 
Львів» (фото 1932 р.) 
Розвиток газовидобувної промисловості пов’язаний із 
відкриттям і освоєнням низки великих родовищ природного газу в 
Прикарпатському нафтогазовому районі – Опарського, Угерського, 
Більче-Волицького. Уже в 1940 році на газових промислах цього 
регіону було видобуто майже 500 млн м3 газу. 
Після 1945 року газова промисловість Прикарпаття набула 
важливого значення як паливна база України. Центрами газовидобутку 
стали Дашава, Більче-Волиця, Рудки, Угерське, Битків, Опара, Косів та 
ін. Це зумовило будівництво в 1948 році газопроводу Дашава – Київ 
діаметром 500 мм, довжиною 509 км і потужністю близько 2 млрд м3 на 
рік, який на той час був найпотужнішим у Європі, а також низки 
газопроводів міжобласного і місцевого значення. 
Відкриття Шебелинського газоконденсатного родовища у 1950-х 
роках, із початковими запасами 650 млрд м3 газу, стало резонансною 
подією на всьому європейському континенті. Родовище введене в 
експлуатацію у 1956 році. В 1960-і роки побудовані газопроводи 
Шебелинка – Харків, Шебелинка – Кривий Ріг – Одеса, Шебелинка – 
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Київ. Перші два десятиріччя експлуатації родовище за запасами і рівнем 
видобутку газу було найбільшим у Європі. 
Експлуатація унікального в Європі родовища стала викликом 
для науковців, зумовила створення наукових основ розробки 
газоконденсатних родовищ, технологій їх розбурювання, експлуатації 
свердловин, та підготовки природного газу до транспортування на 
далекі відстані. 
З розвитком Шебелинки Україна стала однією з провідних 
газовидобувних держав Європи, а газова промисловість – самостійною 
галуззю у паливно-енергетичному комплексі нашої держави. Найбільш 
інтенсивного розвитку вона набула у першій половині 70-х років XX ст. 
Після відкриття в 1960-х роках великих і середніх родовищ: 
Хрестищенського, Єфремівського, Кегичівського, Пролетарського, 
Гадяцького та ін. збудували газопровід Єфремівка – Диканька – Київ 
(1968 – 1970 роки), який об’єднав два найбільші газоносні регіони 
України – Дніпровсько-Донецький і Передкарпатський у єдину 
газотранспортну систему. 
У 1975 – 1976 роках видобуток газу досяг максимуму –  
68,7 млрд м3 на рік. 
До 1977 року Україна забезпечувала свої потреби в газі і була 
його експортером. У 1945 – 1977 роки експорт становив 130 млрд м3 газу. 
Головні країни-імпортери українського газу: Російська Федерація, 
Білорусь, Литва, Латвія, Молдова, Чехословаччина. Споживання газу 
в Україні сягнуло максимуму в 1990 році – 118,8 млрд м3. 
З 1977 року видобуток газу знижується внаслідок вичерпання 
запасів родовищ і зменшення приросту від нововідкритих незначних 
родовищ газу. Територіальне розміщення галузі зумовлене 
особливостями залягання природного газу в надрах землі. В Україні 
він зосереджений у трьох регіонах: Прикарпатській, Дніпровсько-
Донецькій і Причорноморсько-Кримській нафтогазоносних 
провінціях. Найбільші газові родовища природного газу розміщені у 
Харківській (Шебелинське, Хрестищенське, Єфремівське), Сумській 
(Рибальське, Качанівське), Полтавській (Солохо-Диканське), 
Дніпропетровській і Чернігівській областях. У Причорноморсько-
Кримській провінції основні родовища природного газу – 
Джанкойське, Глібівське, Стрілківське, Голицинське, Штормове та ін.  
На 1997 рік видобуток газу в Україні стабілізувався на рівні 
18 млрд м3, що становило близько 22 % у самозабезпеченні України 
цим енергоносієм. Решта задовольнялась імпортом із Російської 
Федерації і Туркменистану. 
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У 1998 році споживання газу в Україні становило близько 
75 млрд м3 і в найближчі роки утримувалось на рівні (65 – 70) млрд м3 на 
рік. Частка газу у використанні первинних енергоресурсів становила 
45 %, і вона, за оцінками експертів, була невиправдано високою. 
Сьогодні Україна забезпечує свої потреби власним газом не 
більше ніж на 1/4, а решту газу імпортує. Основний район 
газовидобутку – Дніпровсько-Донецький, якому належить близько 
93 % усього газу, що видобувається в країні. 
Найбільше – Шебелинське родовище, в якому сконцентровано 
до 75 % вітчизняних запасів газу.  
20 родовищ Причорномор’я, які зосереджені у північній частині 
анексованого Криму, забезпечують лише місцеві потреби. Загальні 
запаси газу тут складають 14,3 млрд. м3. 
У Передкарпатті газові родовища практично вичерпані (на них 
видобувається менше 1/5 газу нашої держави), їх використовують 
тепер як газосховища. 
У 2010-х роках базовим регіоном із видобутку газу стає 
Полтавщина. 
Розвідані власні запаси газу в Україні становлять близько 
1 трлн м3. Щороку Україна видобуває менше 2 % своїх газових 
запасів. За такого рівня вилучення власних покладів їх має вистачити 
на 54 роки. За цим показником самозабезпеченості Україна посідає 
перше місце в Європі, де середнє значення складає лише 12 років. 
Особливістю газової промисловості є те, що видобуток палива 
тісно пов’язаний із його транспортуванням. 
Основні проблеми галузі полягають у потребі модернізації 
процесу газовидобутку, освоєнні нових родовищ, обмеженні 
неефективного використання "блакитного" палива. 
У 2018 році Україна видобула 21,0 млрд м3 газу (без урахування 
окупованих територій). 
 
Контрольні питання 
1. Скільки років нараховує історія газової промисловості в 
Україні? 
2. З чим пов'язаний початок масштабного видобутку та 
використання природного газу в Україні? 
3. Назвати газоносні регіони України. 
4. Особливість газової промисловості.  
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РОЗДІЛ 2.  ФІЗИКО-ХІМІЧНІ  ВЛАСТИВОСТІ 
ПРИРОДНИХ  ГАЗІВ  І  КОНДЕНСАТУ 
 
2.1.  Склад  і  класифікація  природних  газів  
 
Склад природних газів 
До складу природних газів входять: 
а) вуглеводні – алкани CnH2n + 2 і циклани CnH2n; 
б) невуглеводні – азот N2, вуглекислий газ СО2, сірководень Н2S, 
ртуть, меркаптани RSH; 
в) інертні гази – гелій, аргон, криптон, ксенон. 
Фазові стани 
Метан (СН4), етан (С2Н6) і етилен (С2Н4) за нормальних умов  
(Р = 0,1013 МПа і Т = 273 К) є реальними сухими газами. 
Пропан (С2Н6), пропілен (С3Н6), ізобутан (і = С4Н10), нормальний 
бутан (n = С4Н10), бутилен (С4Н8) за атмосферних умов перебувають у 
пароподібному (газоподібному) стані, за підвищеного тиску – в 
рідкому стані. Вони входять до складу рідких (зріджуваних, 
зріджених) вуглеводневих газів. 
Вуглеводні, починаючи з ізопентану (і = С5Н12) і важчі (17 ≥ n ˃ 5) 
за атмосферних умов рідкі. Вони входять до складу бензинової фракції. 
Вуглеводні, у молекулу яких входить 18 і більше атомів вуглецю 
(від С18Н28), розташованих в один ланцюжок, за атмосферних умов 
тверді. 
Класифікація  природних  газів 
Природні гази поділяють на три групи. 
Гази, які видобувають із чисто газових родовищ. Це сухий газ, 
практично вільний від важких вуглеводнів. 
Гази, які видобувають разом із нафтою. Це фізична суміш 
сухого газу, пропан-бутанової фракції (зрідженого газу) і газового 
бензину. 
Гази, які видобувають із газоконденсатних родовищ, 
складаються з сухого газу і рідкого вуглеводневого конденсату. 
Вуглеводневий конденсат містить важкі вуглеводні, із яких 
виділяються бензинові, лігроїнові, гасові, а іноді й важчі масляні 
фракції. Присутні також N2, СО2, H2S, Не, Аr тощо. 
Штучні гази отримують із твердого палива (горючі сланці, буре 
вугілля) у газогенераторах, ретортах, тунельних та інших печах за 
високих температур, а іноді і за підвищених або високих тисків. 
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Вуглеводневі  компоненти  природного  газу 
Метан – основна складова природних горючих газів. Це 
безбарвний газ у чистому вигляді з ледве помітним часниковим 
запахом. Він набагато легший за повітря; при 15 °С і нормальному 
тиску маса 1 м3 метану 0,677 кг. Метан має високу термічну стійкість. 
Він починає помітно розкладатися за температури не менше 600°С. 
Ізотопний склад вуглецю метану характеризується відношенням 
12С/13С = 89 – 92. Метан має нижчу теплоту згоряння (34,0 –  
37,2 МДж/м3), приблизно в два рази більшу, ніж кам'яне вугілля. 
Прикладом знаходження в природі чистого метану є так званий 
болотяний газ. Відсотковий вміст метану в попутних газах дещо 
зменшується внаслідок появи важчих вуглеводнів (наприклад, етану, 
пропану, бутану тощо). Метан присутній також у вугільних покладах. 
Етан – безбарвний газ, дещо важчий за повітря. Маса 1 м3 етану 
за нормальних умов 1,270 кг. У чистому вигляді етан у природі не 
зустрічається, звичайно він супроводжує метан. Нижча теплота 
згоряння (60,3 – 66,2) МДж/м3. 
Пропан – безбарвний газ, важчий, ніж повітря. Маса 1 м3 
пропану за нормальних умов 1,9659 кг. Пропан у чистому вигляді в 
природі не зустрічається, але є обов'язковим супутником газу 
нафтових покладів. Теплота згоряння пропану (86,5 – 93,9) МДж/м3. 
Бутан (нормальний) має в два рази більшу густину, ніж повітря. 
Маса 1 м3 бутану за теператури 15 °С і нормального тиску 2,454 кг. У 
чистому вигляді в газоподібному стані бутан може бути за 
температури вище +0,6 °С. Ізобутан має той же хімічний склад, але 
відрізняється від нормального бутану внутрішньою будовою 
молекули. Його фізичні властивості дещо відрізняються від 
властивостей нормального бутану. Бутан зустрічається тільки в газах, 
пов'язаних із нафтовими покладами, що є ознакою зв'язку газу з 
нафтою. Нижча теплота згоряння бутану (112,3 – 121,4) МДж/м3. 
Пентан має два різновиди: нормальний пентан та ізопентан. 
Останній є складовою частиною бензину. Пентан зустрічається у 
вигляді рідкісної домішки в природних вуглеводневих газах; вміст 
його не перевищує 2 % (об’ємних), за винятком газів, пов'язаних із 
нафтовими покладами, де вміст пентану може досягати 10 % 
(об’ємних). 
Серед гомологів метану переважає етан, далі – пропан. Вміст 
бутану і пентану (та їх ізомерів) різний, але менший за вміст інших 
компонентів. Ізотопний склад гомологів метану характеризується такими 
середніми величинами: 13Ссер: етан – 3,4 %, пропан – 2,9 %, бутан – 2,7 %. 
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Співвідношення вуглеводневих компонентів у попутних і вільних 
газах різне. У попутних газах концентрація важких вуглеводнів не 
менше від концентрації метану, а в деяких випадках перевершує її. 
Фоновий вміст важких вуглеводнів у попутних газах (20 – 40) %. Серед 
гомологів метану переважає етан, а вміст пропану і бутану різко 
підвищений порівняно з вільними газами. Частка важких вуглеводнів у 
попутних газах коливається у широких межах – від 10 % до 90 %. 
Невуглеводневі  компоненти  природного  газу 
Крім вуглеводневих компонентів горючі природні гази містять у 
різних, іноді значних, обсягах вуглекислий газ, азот і сірководень, у 
менших обсягах водень, кисень, оксид вуглецю і в малих 
концентраціях – гелій та інші рідкісні гази. 
Азот. Уміст азоту в природних вуглеводневих газах, зазвичай, 
не перевищує 10 %. Однак зустрічаються гази, у яких його вміст 
досягає 45 % і вище. Такі гази називаються вуглеводнево-азотними. 
Концентрація азоту в попутних газах у деяких випадках досягає (60 – 
70) %, а азотний чинник (50 – 60) м3/м3. Для попутних газів 
характерний низький вміст азоту. Більше 65 % всіх нафтових 
покладів містять попутний газ із концентрацією азоту не вище 12 %. 
Вміст азоту у попутному газі епігерцинських платформ (1,5 – 6) % 
(60 % покладів). На стародавніх платформах концентрація азоту в 
попутних газах вища. Більшість досліджених покладів нафти містять 
попутний газ із концентрацією азоту (6 – 25) %. Зростання вмісту 
азоту в попутному газі супроводжується збільшенням частки важких 
вуглеводнів. У разі збільшення середньої концентрації азоту в 
попутному газі з 8,4 % до 30,2 % зростає частка важких вуглеводнів із 
12 % до 78 %. Фонова концентрація азоту в нафті 7,5 м3/м3.  
Вуглекислий газ. Вміст вуглекислоти в природних газах зазвичай 
не перевищує (6 – 7) %. Зустрічаються природні гази, з умістом 
вуглекислого газу до 35 % і більше. Такі гази називають вуглеводнево-
вуглекислими. Наприклад, на Тамані (Кубань), відзначений вихід 
природного вуглеводневого газу, що складається з метану (65,6 %), 
вуглекислоти (31,4 %) і азоту (3,0 %). В Угорщині є родовище 
Тоткомлош, газ якого складається з 50 % метану і 50 % вуглекислоти. 
Сірководень. Вміст сірководню у вуглеводневих газах рідко 
перевищує (5 – 6) %. 
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Рідкісні  гази 
Гелій. Характерною домішкою природних газів є рідкісні гази і, 
насамперед, гелій (у деяких газах його вміст доходить до 2 %); у 
природних газах є лише сліди рідкісних газів. 
Кисень – у природних газах його дуже мало, зазвичай, не 
більше 2 %. Оксид вуглецю і водню у природних газах практично не 
зустрічаються; у деяких попутних газах ці компоненти є, але в 
незначних кількостях. 
Алкани від С1 до С4(СН4 – С4H10) є газоподібними сполуками, 
основними компонентами природних і нафтових газів. Алкани 
складають основну частину вуглеводнів нафт усіх родовищ і 
природних горючих газів. 
Зміна складу природного газу в процесі розробки 
Під час експлуатації газових свердловин (ГС) метан – 
газоподібний за температури вище критичної, етан – на межі 
пароподібного і газоподібного стану, а пропан і бутан – у паровому 
стані. З підвищенням тиску і зниженням температури компоненти, що 
входять до складу природних газів чисто газових родовищ, 
переходять у рідкий стан. У процесі експлуатації газоконденсатних 
родовищ зі зниженням тиску до певного значення (тиск максимальної 
конденсації) спостерігається перехід важких вуглеводнів у рідкий 
стан, при подальшому зменшенні тиску частина їх переходить знов у 
газоподібний стан. 
Це призводить до того, що склад газу, склад і обсяг конденсату в 
процесі розробки газоконденсатних родовищ без підтримки тиску 
змінюються, що слід враховувати під час проєктування заводів із 
переробки газу та конденсату. Якщо газоконденсатні родовища 
розробляють із підтриманням тиску шляхом закачування сухого газу 
в пласт (сайклінг-процес), склад конденсату практично не змінюється, 
а склад газу може змінюватися у разі прориву сухого газу в 
експлуатаційні свердловини. Якщо для підтримки пластового тиску 
закачують у пласт воду, склад газу і конденсату в процесі розробки 
залишаються незмінними. 
У процесі розробки газових і газоконденсатних покладів 
передвісником обводнення, за даними експлуатації свердловин ряду 
родовищ, є збільшення азоту та рідких газів (наприклад, 
Шебелинське родовище) або збільшення газоконденсатного фактора і 
мінералізації води, що виноситься зі свердловини (родовища 
Краснодарського краю в Російській Федерації). 
49 
Фізико-хімічні властивості газу і його склад необхідно знати як 
на стадії розвідки, так і у процесі експлуатації родовища. 
 
2.2.  Основні хімічні та фізичні властивості природного газу 
 
2.2.1.  Газові закони 
Термодинамічний стан природного газу описується в цілому 
через середні параметри і компоненти через парціальні параметри. 
Парціальні параметри 
Парціальний тиск компонента суміші рі – тиск, який він би мав 
у разі вилучення з об’єму, який займає суміш, інших компонентів за 
незмінних початкового об’єму і температури9. 
Парціальний об’єм компонента суміші vi – об’єм, який він би 
мав у разі вилучення з об’єму, займаного сумішшю, інших 
компонентів за незмінних початкового тиску і температури. 
Газові закони 
Зв’язок між парціальними і середніми параметрами 
встановлюється через такі закони: 
закон Авогадро – 1 кмоль газу за нормальних умов  
(р = 760 мм рт. ст.; t = 0 оС) займає об’єм 22,41 м3; 
закон Дальтона – адитивності парціальних тисків рі: 
   ∑  ;                                              (2.1) 
закон Амаги – адитивності парціальних об’ємів vi: 
   ∑  .                                              (2.2) 
 
2.2.2.  Параметри  газових  сумішей 
До середніх параметрів належать: 
– густина газу в нормальних умовах 
        ⁄ , кг / м3;                                      (2.3) 
–  відносна густина – густина, віднесена до густини повітря ρп 
за тих же значень тиску і температури; 
–  компоненти концентрації: 
– масові       ⁄ ; 
– молярні       ⁄ ; 
– об’ємні       ⁄ . 
                                                          
9
 Тобто парціальний тиск – це внесок певного газу в загальний тиск суміші газів і 
відповідає тиску, під яким перебував би газ, що входить до складу газової суміші, коли б 
він один займав об'єм, рівний об'ємові суміші за тієї самої температури. 
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Середні характеристики: 
– тиск       ⁄  ; 
–  об’єм      ⁄  ; 
– молекулярна маса  ∑(    )        ∑(    ⁄ )⁄⁄ ;         (2.4) 
– густина      ∑(    ⁄ )⁄      ∑(    )⁄    ∑(    )⁄ . (2.5) 
Густина повітря          кг/м3,           кг/м3 (верхній 
індекс – температура в градусах Цельсія); концентрації пов’язані між 
собою співвідношеннями 
        ⁄ ; 
     . 
 
2.2.3.  Вміст важких вуглеводнів у газі 
У природному газі присутні три основні важкі фракції: 
пропанова, бутанова і газовий бензин. Останній складається за масою 
з 1/3 бутану і 2/3 пентану (плюс вищекиплячі). 
Вміст важких компонентів   , у г/м
3, визначають за формулою: 
                  .                         (2.6) 
У газовий бензин повністю переходить пентан плюс 
вищекиплячі і частина нормального бутану, що складає половину 
вмісту пентану плюс вищекиплячі. 
Об’єм пари після випаровування G кг рідкого вуглеводню (за 
нормальних фізичних умов Р = 0,1013 МПа; Т = 273 К), обчислюють 
за формулою: 
      ⁄          ⁄ , м
3                          (2.7) 
 
2.2.4. Критичні та приведені термодинамічні параметри 
Критичний стан – стан, за якого густина речовини і її насиченої 
пари рівні, а параметри називаються критичними. 
Критична температура Ткр – температура, вище якої газ під 
дією будь-якого тиску не може бути перетворений у рідину. 
Критичний тиск ркр – тиск, необхідний для скраплення газу за 
критичної температури. 
Критичний об’єм vкр рівний об’єму одного моля газу у разі 
критичних значень тиску і температури. 
Для природних газів Ткр і ркр при відомих параметрах 
компонентів xi, ркрі, Ткрі визначаються як середньокритичні 
(псевдокритичні): 
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    ∑      ,       ∑        при                  (2.8) 
Якщо відома відносна густина природного газу  ̅, то середні 
значення його критичних тиску і температури визначають за 
графіками, наведеними на рисунках 2.1 і 2.2. При вмісті в 
природному газі N2, СО2 або Н2S у значення Ткр і ркр вводять 
відповідні поправки. 
Якщо вміст N2, СО2 або Н2S перевищує 15 % (об’ємних), замість 
графіків для визначення Ткр і ркр використовують формулу (2.8). 
Для наближених обчислень у разі зміни відносної густини  ̅ від 
0,5 до 0,9 значення Ткр і ркр визначають за формулами: 
– тиск, у кгс/см2:              ̅;  
– температура, у градусах Кельвіна:            ̅,  
які справедливі для кривих 1 на рисунках 2.1 і 2.2. 
 
 
Рисунок 2.1 – Залежність середньокритичного тиску від відносної 
густини газу за повітрям 
1 – газові родовища; 2 – газоконденсатні родовища ( ̅         ) 
Часто в обчисленнях, наприклад під час визначення в’язкості і 
коефіцієнта надстисливості газу, користуються приведеними тисками 
і температурами. 
Приведеним тиском рпр є відношення тиску газу р до його 
критичного тиску ркр:          ⁄ . 
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Приведеною температурою газу Тпр є відношення абсолютної 
температури газу Т до його критичного значення:          ⁄ . 
 
2.3.  Рівняння  стану 
 
2.3.1. Рівняння стану природних газів 
Рівняння стану – аналітична залежність між термодинамічними 
параметрами, що описують поведінку речовини: тиск р, температура Т і 
густина ρ. 
Рівняння стану ідеального газу: 
     .                                              (2.9) 
 
 
Рисунок 2.2 – Залежність середньокритичної температури від  
відносної густини газу за повітрям 
1 – газові родовища; 2 – газоконденсатні родовища 
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Визначення ідеального газу 
Ідеальний газ – це газ, в якому можна знехтувати об’ємом 
молекул і взаємодією їх між собою. 
Підходи в описі рівнянь стану реальних газів: 
– у рівняння ідеального газу вводять один коефіцієнт z, який 
ураховує відхилення цього газу від ідеального і називається 
коефіцієнтом надстисливості, а саме модифіковане рівняння 
називають узагальненим газовим законом; 
– отримують емпіричні рівняння стану з кількістю параметрів 
більше двох. 
Узагальнене рівняння стану 
      .                                         (2.10) 
Термодинамічні параметри, що визначають коефіцієнт 
надстисливості: 
Коефіцієнт надстисливості z є функцією приведених значень 
тиску рпр, температури Тпр і для важких вуглеводнів С5+ – 
ацентричного фактора ω. 
Ацентричний чинник – враховує нецентричність сил тяжіння і 
обчислюється за формулою Едмістера: 
  
 
 
   (
       ⁄
         ⁄
)   ,                          (2.11) 
де відношення критичної температури до температури кипіння 
визначають за формулою Гуревича (до С7, включно): 
   
    
              (
   
   
)          (
   
   
)
 
,        (2.12) 
де             К,             К для сумішів газів; 
  ∑(    );            . 
Коефіцієнт надстисливості визначають графічно з рисунка 2.3 
або наближено аналітично. 
Багатопараметричні залежності 
Залежність Редліха-Квонга: 
  
  
   
 
 
     (   )
,                                 (2.13) 
де              
      ⁄ ;                       ⁄ . 
Сфера дії – сухі гази в докритичному стані. 
Рівняння Пенга-Робінсона: 
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 ( )
 (   )  (   )
,                         (2.14) 
де  ( )      (     );                 
    
    ⁄ ;  
               ⁄ ;        (   (     )
   
)
 
; 
                            . 
Для багатокомпонентних сумішей  
  ∑(    ),   ∑(    ). 
Сфера дії – критичний стан; для газоконденсатних сумішей. 
 
 
Рисунок 2.3 – Залежність коефіцієнтів надстисливості 
природних газів від тиску 
2.3.2. Розрахункові методи визначення коефіцієнта 
надстисливості 
З рівняння стану Пенга-Робінсона: 
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   (   )     (          )    (         )   , (2.15) 
де   
 ( ) 
    
;  
  
  
  
.  
Сфера використання:      МПа;         моль %; пари 
води. 
Вибір z: z газової фази відповідає найменший позитивний корінь 
рівняння, а z рідкої фази – найбільший позитивний корінь. 
Апроксимація Платонова-Гуревича: 
  (               )
   
        ,               (2.16) 
де     і     обчислюють за формулами Хенкінсона, Томаса і Філіпса: 
            (        
 
     
      ), МПа; 
    (        
 
     
      )    ⁄ , К. 
Сфера використання –      МПа;         моль %. 
Похибка формули: менше 1 % за p < 25 МПа; 3 % за  
p = (25 – 35) МПа  і  5 % – від 35 до 40 МПа. 
 
2.4. Фізико-хімічні та теплофізичні властивості природних газів 
 
2.4.1.  В’язкість 
В’язкість – властивість рідин і газів, що характеризує опірність 
ковзанню або зсуву однієї їх частини відносно іншої. 
Коефіцієнт динамічної в’язкості μ характеризує сили взаємодії 
між молекулами газу, які долаються під час його руху. 
Основною одиницею в’язкості в системі СІ є паскаль-секунда 
(Па·с). У нафтогазопромисловій практиці в’язкість вимірюють у 
пуазах (П) або сантипуазах (сП).  
1сП = 0,01 П = 0,001 Па·с. 
Коефіцієнт кінематичної в’язкості. У процесі обчислень поряд 
із абсолютною в’язкістю газу застосовують кінематичну в’язкість v, 
що дорівнює абсолютній в’язкості, поділеній на густину газу: 
    ⁄ . 
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Одиницею кінематичної в’язкості є квадратний метр на секунду 
(м2/с) або квадратний міліметр на секунду (мм2/с).  
1 мм2/с = 10–6 м2/с. 
У нафтопромисловій практиці кінематичну в’язкість вимірюють 
у стоксах (Ст) або сантистоксах (сСт).  
1 Ст = 10–4 м2/с; 
1 сСт = 10–6 м2/с = 1 мм2/с. 
Під час перерахунку абсолютної в’язкості газу в кінематичну 
значення густини ρ або питомої ваги γ беруть за розглянутих тисків і 
температур. 
Поправка впливу на в’язкість азоту – 
          (    )  . 
Природа в’язкості газів і рідин. У газах відстань між 
молекулами значно більша радіуса дії молекулярних сил, тому 
в’язкість газів – наслідок хаотичного (теплового) руху молекул, що 
супроводжує перенесенням від шару до шару певної кількості руху, і 
повільні шари прискорюються, а швидші сповільнюються. Робота 
зовнішніх сил, що врівноважує в’язкий опір і підтримує усталену 
течію, повністю переходить у теплоту. 
У рідинах, де відстань між молекулами набагато менша, ніж у 
газах, в’язкість обумовлена міжмолекулярною взаємодією, що 
обмежує рухливість молекул. У рідині молекула може проникнути в 
сусідній шар лише у разі утворення в ньому порожнини, достатньої 
для перескакування туди молекули. На утворення порожнини (на 
«розпушування» рідини) витрачається енергія активації в’язкої течії. 
За високих тисків (більше 10 – 15 МПа) гази стають не 
ідеальними, так як середні відстані між молекулами порівняні з 
радіусом міжмолекулярної взаємодії, і природа в’язкості газів стає 
подібною рідині. 
Якісна залежність в’язкості газів і рідин від температури 
В ідеальному газі в’язкість μ не залежить від густини (тиску), а 
визначається величинами середньої швидкості та довжиною вільного 
пробігу молекул. Так як середня швидкість зростає з підвищенням 
температури T (дещо зростає також і довжина вільного пробігу), то 
в’язкість газів збільшується під час нагрівання (пропорційно кореню 
квадратному від температури) (рис. 2.4). Наявність невуглеводневих 
компонентів у газі підвищує в’язкість природного газу. 
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У рідинах енергія активації зменшується з ростом температури і 
зниженням тиску. У цьому полягає одна з причин різкого зниження 
в’язкості рідин із підвищенням температури і зростання її за високих 
тисків. 
Через те, що за високих тисків гази набувають властивостей 
рідини, то за тисків, більших (10 – 15) МПа, в’язкість природних газів 
падає з ростом температури (рис. 2.4), але підвищується з ростом 
тиску. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 2.4 – В’язкість природного газу за різних значень тиску і 
температури 
2.4.2.  Теплоємність 
Теплоємність C – кількість теплоти, необхідної для нагрівання 
одиниці маси або об’єму речовини на 1 °С. 
Питома теплоємність ‒ відношення теплоємності до одиниці 
обсягу газу. 
Для газів розрізняють теплоємності за постійного об’єму Cv і 
постійного тиску Cp. Cv пов’язана з процесом, який характеризується 
тим, що за незмінності об’єму вся енергія, що передається газу в 
формі теплоти, витрачається на збільшення внутрішньої енергії газу. 
Cp пов’язана з процесом, який характеризується тим, що, нагріваючи 
тіло, надають йому можливість розширюватися за постійного тиску. 
Таким чином, частина переданої тілу теплоти йде на продукування 
роботи розширення. Тому Cp ˃ Cv. 
Для ідеальних газів між Cp і Cv є таке співвідношення: 
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       , 
де R – газова стала. 
У діапазоні тисків, де гази є ідеальними, значення теплоємності 
постійні. Однак для реальних газів значення теплоємності 
змінюються залежно від тиску і температури. 
Для суміші газів теплоємність визначають за сумою 
теплоємності вхідних компонентів:  
  ∑   
 
     , 
де Ci ‒ теплоємності окремих компонентів суміші; 
yi ‒ об’ємний (молярний) вміст компонентів у частках одиниці; 
n ‒ кількість компонентів. 
Зв’язок молярної теплоємності вуглеводневих і невуглеводневих 
компонентів. У разі ізобарного процесу молярна теплоємність 
невуглеводневих компонентів природних газів (азоту, вуглекислого 
газу, сірководню) дорівнює приблизно половині теплоємності 
вуглеводню з однаковою молекулярною масою за однієї і тієї ж 
температури. 
Зв’язок молярної теплоємності з масовою. Масова теплоємність 
дорівнює відношенню молярної теплоємності до молекулярної маси 
газу Mi, тобто масі кіломоля i-го компонента, кг/моль. 
 
2.4.3.  Дроселювання  газу.  Коефіцієнт  Джоуля-Томсона 
Дроселювання ‒ розширення газу під час проходження крізь 
дросель ‒ місцевий опір (вентиль, кран тощо), що супроводжується 
зміною температури. 
Дросельний ефект (ефект Джоуля-Томсона) – це відношення 
зміни температури газу внаслідок його ізоентальпійного розширення 
(дроселювання) до зміни тиску. 
Під час охолодження газу ефект є позитивним, а у разі його 
нагрівання – негативним. 
Коефіцієнт Джоуля-Томсона – це зміна температури у разі 
зниження тиску на 1атм (0,1 МПа); змінюється у широких межах і 
може мати позитивний або негативний знак. 
Інтегральний дросель-ефект – це зміна температури газу в 
процесі ізоентальпійного розширення за значного перепаду тиску на 
дроселі. Цю зміну визначають за формулою: 
      ∫     
  
  
.                                  (2.17) 
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Інтегральний коефіцієнт Джоуля-Томсона для природного газу 
змінюється від 2 до 4 К/МПа залежно від складу газу, падіння тиску і 
початкової температури газу. Для наближених обчислень середнє 
значення коефіцієнта Джоуля-Томсона беруть рівним 3 К/МПа. 
  
2.4.4. Поверхневі явища під час руху рідкої і парової фаз у 
пористому середовищі. Міжфазний натяг 
Причиною виникнення поверхневих явищ на межах контакту фаз 
є значна різниця у фізико-хімічних властивостях фаз. 
Значення поверхневих явищ. Поверхневі явища багато в чому 
визначають кількість і розподіл у поровому просторі пов’язаних і 
залишкових нафти, води, газу; форму кривих фазових проникностей; 
ефективність методів підвищення газовіддачі. 
Види поверхневих явищ. Серед поверхневих явищ, що 
протікають на межах розділу фаз, особливий вплив на ефективність 
розробки газових покладів мають: поверхневий натяг, капілярний 
тиск, змочуваність, капілярне просочення та адсорбція. 
Причина виникнення поверхневого натягу і його фізичний сенс. 
Поверхневий натяг на межі фаз виникає внаслідок того, що молекули 
речовини, яка знаходиться поблизу поверхні розділу, взаємодіють не 
тільки між собою, а й із молекулами речовини сусідньої фази. 
Молекули з внутрішнього об’єму переміщуються в поверхневий шар 
із утворенням нової поверхні. Робота оборотного, ізотермічного 
утворення одиниці нової поверхні розділу фаз за сталості тиску 
називається коефіцієнтом поверхневого натягу ζ. 
Одиниця вимірювання поверхневого натягу. Коефіцієнт 
поверхневого натягу ζ у системі СІ вимірюють у Дж/м2 або в Н/м. 
Зміна поверхневого натягу з ростом р і Т. Коефіцієнт 
поверхневого натягу нафти і води на межі з газом становить від 5 до 
70 Н/м і зменшується з ростом тиску і температури. 
Коефіцієнт поверхневого міжфазного натягу дорівнює нулю у 
разі критичних тиску і температури. 
 
2.4.5.  Небезпечні  властивості  природного  газу 
Небезпечними властивостями природного газу є токсичність, що 
залежить від складу газів, здатність у певній пропорції з повітрям 
утворювати вибухонебезпечні суміші, що спалахують від електричної 
іскри, полум’я та інших джерел вогню.  
Токсичність. Природний газ створює задушливу дію на організм 
людини. Із газових компонентів природних і нафтових газів особливо 
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токсичним є сірководень – отрута, що спричиняє параліч органів 
дихання й серця, його запах відчувається при вмісті в повітрі (0,0014 
– 0,0023) мг/л, а концентрація 0,06 мг/л викликає головний біль. За 
концентрацій 1 мг/л і вище настають гостре отруєння і смерть. 
Гранично допустима його концентрація в робочій зоні виробничих 
приміщень – 0,01 мг/л, а за наявності вуглеводнів С1 – С5 – 0,003 мг/л. 
Вибуховість. Природні гази у поєднанні з киснем і повітрям 
утворюють горючу суміш, яка за наявності джерела вогню (полум’я, 
іскри, розпечених предметів) може вибухати. Температура займання 
природних газів тим менша, чим вища їх молекулярна маса. Сила 
вибуху зростає пропорційно тиску газоповітряної суміші. 
Природні гази вибухають лише за певних концентрацій газу в 
газоповітряній суміші: від деякого мінімуму (нижча межа 
вибуховості) до максимуму (вища межа вибуховості). 
Нижча межа вибуховості газу відповідає такому вмісту газу в 
газоповітряній суміші, за якого подальше зменшення його робить 
суміш невибуховою і характеризується кількістю газу, достатньою 
для нормального протікання реакції горіння. 
Вища межа вибуховості відповідає такому вмісту газу в 
газоповітряній суміші, за якого подальше його збільшення робить 
суміш невибуховою і характеризується вмістом повітря (кисню), 
недостатнім для нормального протікання реакції горіння. 
Із підвищенням тиску суміші значно зростають межі її 
вибуховості. За вмісту інертних газів (азот тощо) межі займистості 
сумішей також зростають. 
Горіння і вибух ‒ однотипні хімічні процеси, але різко 
відрізняються за інтенсивністю протікаючої реакції. Під час вибуху 
реакція в замкнутому просторі (без доступу повітря до вогнища 
займання вибухонебезпечної газоповітряної суміші) відбувається 
дуже швидко. 
Швидкість поширення детонаційної хвилі горіння під час 
вибуху (900 ‒ 3000 м/с) у кілька разів перевищує швидкість звуку в 
повітрі за кімнатної температури. 
Сила вибуху максимальна, коли вміст повітря в суміші 
наближається до обсягу, теоретично необхідного для повного 
згоряння. 
За концентрації газу в повітрі у межах займання і за наявності 
джерела запалення станеться вибух; якщо ж газу в повітрі менше 
нижньої межі або більше верхньої межі займання, то суміш не здатна 
вибухнути. Струмінь газової суміші з концентрацією газу вищою 
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верхньої межі займання, потрапляючи у повітря і змішуючись з ним, 
згоряє спокійним полум’ям. Швидкість поширення фронту хвилі 
горіння за атмосферного тиску (0,3 – 2,4) м/с. Нижнє значення 
швидкостей – для природних газів, верхнє – для водню. 
Детонаційні властивості вуглеводнів парафінового ряду 
проявляються від метану до гексану, октанове число яких залежить як 
від молекулярної маси, так і від будови молекул. Чим менша 
молекулярна маса вуглеводню, тим менші його детонаційні 
властивості, тим вище його октанове число. 
 
2.4.6.  Вологість  природних  газів 
Природний газ у пластових умовах завжди насичений парами 
води. У газоносних породах завжди є зв’язана підошовна або крайова 
вода. 
Види вологості. Вологість газу характеризується концентрацією 
води в паровій фазі системи газ-вода і виражається масою парів води, 
що припадає на одиницю маси сухого газу (масова вологість) або 
кількістю молей парів води, що припадає на моль сухого газу 
(молярна вологість). 
Абсолютна вологість W характеризується кількістю водяної 
пари в одиниці об’єму газової суміші, приведеної до нормальних 
умов (T = 273 K, Р = 0,1 МПа), вимірюється у г/м3 або кг/1000 м3. 
Відносна вологість – відношення абсолютної вологості до 
максимальної, що відповідає повному насиченню парами води, за 
певної температури і тиску (у відсотках). Повне насичення 
оцінюється у 100 %. 
Чинники, які визначають вміст вологи природних газів: тиск, 
температура, склад газу; наявність солей, розчинених у воді, що 
контактує з цим газом. 
Методи визначення вмісту вологи: експериментально, за 
аналітичними рівняннями або номограмами, складеними у процесі 
оброблення експериментальних або розрахункових даних. 
Вплив вуглеводневих компонентів і властивостей газу на 
вологість. Наявність вуглекислого газу і сірководню в газах збільшує 
вміст вологи. Азот призводить до зменшення вологовмісту, так як він 
сприяє зменшенню відхилення газової суміші від ідеального газу і 
менше розчинний у воді. Зі збільшенням густини (або молекулярної 
маси газу), внаслідок зростання обсягу важких вуглеводнів, вологість 
газу зменшується завдяки взаємодії молекул важких вуглеводнів із 
молекулами води. Наявність у пластовій воді розчинених солей 
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зменшує вміст вологи в газі, так як у процесі розчинення солей у воді 
знижується парціальний тиск парів води. 
Вплив тиску і температури. Зі зменшенням температури 
зменшується вміст вологи, а у разі падінні тиску – збільшується. 
 
2.4.7.  Гідратоутворення 
Склад і структура гідратів. Природний газ, насичений парами 
води, за високого тиску і за певної температури здатний утворювати 
тверді сполуки з водою – гідрати. 
Особливе значення гідратоутворення набуває у разі видобутку 
газу з родовищ в районах Півночі. Низькі пластові температури і 
суворі кліматичні умови цих районів створюють сприятливі умови 
для утворення гідратів. Термобаричні умови в донних осадах морів і 
океанів сприяють утворенню газових (переважно, метанових 
гідратів). 
Гідрати природних газів – нестійкі фізико-хімічні сполуки води 
з вуглеводнями, які з підвищенням температури або у разі зниження 
тиску розкладаються на газ і воду. За зовнішнім виглядом – це біла 
кристалічна маса, схожа на лід або сніг. 
Гідрати відносяться до речовин, в яких молекули одних 
компонентів розміщені в порожнинах ґратки між вузлами 
асоційованих молекул іншого компонента. Такі сполуки зазвичай 
називають твердими розчинами впровадження, а іноді сполуками 
включення (клатрати) і розглядаються супрамолекулярною хімією. 
Молекули гідратоутворювачів у порожнинах між вузлами 
асоційованих молекул води гідратної ґратки утримуються за допомогою 
Ван-дер-Ваальсових сил притягування. Каркас утворюється 
молекулами води, пов’язаними між собою водневими зв’язками. 
Вплив невуглеводневих компонентів і властивостей природного 
газу на гідратоутворення. Збільшення відсоткового вмісту 
сірководню, вуглекислого газу призводить до підвищення 
рівноважної температури гідратоутворення і зниження рівноважного 
тиску. Наприклад, за тиску 50 атм для чистого метану температура 
утворення гідратів 6 оС, а у разі 25 % вмісту H2S досягає 10 
оС. 
Природні гази із азотом мають нижчу температуру утворення 
гідратів, тобто гідрати стають менш стійкими. Наприклад, якщо у 
природному газі з відносною густиною 0,6 відсутній азот, гідрати 
його за температури 10 °С залишаються стійкими до тиску 34 атм, 
якщо ж у газі є 18 % азоту, рівноважний тиск гідратоутворення 
знижується до 30 атм. 
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Для утворення гідратів у рідких вуглеводневих газах потрібен 
вищий тиск і нижчі температури. На відміну від природних газів 
виділення гідратів у рідких вуглеводневих газах супроводжується 
збільшенням тиску системи (у замкнутому просторі). Як і у 
природних газах, у цьому випадку виділяється тепло, внаслідок чого 
підвищується температура системи. Оскільки об’єм залишається 
постійним, зі збільшенням температури в системі зростає і тиск. 
Розкладання гідратів рідких вуглеводневих газів 
супроводжується зменшенням об’єму і зниженням тиску. Утворення 
гідратів у рідких вуглеводнях протікає незрівнянно важче, ніж у 
газоподібних. Щоб почався цей процес, потрібно витримати систему 
за відповідних умов протягом деякого часу в умовах рівноваги. За 
негативних температур після появи дрібних кристаликів льоду 
гідрати починають утворюватися швидко. 
Гідрати рідких вуглеводневих газів легші за воду. 
 
 
 
Контрольні питання 
1. Охарактеризуйте склад природних газів. 
2. Що являють собою гази, які видобуваються з чисто газових 
родовищ? 
3. Який склад газів, що видобуваються разом із нафтою? 
4. Що являють собою гази, які видобуваються з 
газоконденсатних родовищ (ГКР)? 
5. Що являють собою штучні гази? 
6. Чи змінюється склад газу та склад і кількість конденсату під 
час розробки газоконденсатних родовищ без підтримання тиску? 
7. Назовіть і охарактеризуйте небезпечні властивості 
природного газу. 
8. Що розуміють під газогідратами? 
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РОЗДІЛ 3.  ГАЗОВІ  РОДОВИЩА  Й  ФІЗИЧНІ  ОСНОВИ 
ВИДОБУТКУ  ГАЗУ 
 
3.1.  Поклади  природного  газу  та  їх  класифікація 
 
3.1.1.  Поклади  природного  газу 
Газові поклади – це місця скупчення природного газу у вільному 
стані в порах і тріщинах гірських порід. 
Якщо газовий поклад рентабельний для розробки, тобто коли 
сума витрат на видобуток, транспортування і використання газу 
менша за отриманий економічний ефект від його застосування, то він 
називається промисловим.  
Газове родовище – один або група покладів, розташованих на 
одній території. 
Поряд із чисто газовими родовищами є газоконденсатні 
родовища, в яких частина вуглеводнів у рідкому стані або у разі 
зниження тиску і температури може сконденсуватися. Крім того, є 
газонафтові, газоконденсатонафтові і газогідратні родовища. В 
останніх вуглеводні у твердому стані поєднані з водою у вигляді 
гідратів. 
Газові поклади за геометричною характеристикою 
(конфігурацією) поділяються на пластові, масивні та літологічно або 
тектонічно обмежені. Найпоширеніші пластові і масивні поклади. 
Основною формою пластового покладу є склепінчаста (рис. 3.1), 
найвищу точку якої називають вершиною, бічні (по відношенню до 
довгої осі) сторони її – крилами, а центральну частину – склепінням. 
Покрівля газоносного пласта – верхня межа газоносного пласта 
з вище залеглими непроникними породами. Нижньою межею 
газоносного пласта з нижче лежачими непроникними породами є 
підошва газоносного пласта. Найкоротша відстань між покрівлею і 
підошвою пласта – це його потужність. Якщо газовий поклад по 
всій площі підстеляється водою, газонасичена потужність пласта 
визначається як відстань від покрівлі до поверхні газо-водяного 
контакту. Пластові поклади зазвичай обмежуються крайовою 
пластовою водою. Якщо газовий поклад за газонасиченою 
потужністю менший за потужність самого пласта, то він обмежується 
підошовною водою. 
Поряд із загальною виділяють ефективну потужність, яка 
визначається шляхом виключення потужності непродуктивних, 
наприклад глинистих, пропластків із загальної потужності. Виділення 
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ефективної потужності здійснюють за даними аналізу каротажного 
матеріалу і кернів. В останні роки для виділення ефективних 
потужностей та інтервалів пласта, що експлуатуються, у свердловині 
використовують дебітометрію, термометрію і шумометрію. 
 
  
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 3.1 – Схема пластово-склепінчастого покладу  
з контурною водою 
I – покрівля пласта; II – підошва пласта; III – ГВК; h – товщина 
пласта; h1 – поверх газоносності; IV – внутрішній контур 
газоносності; V – зовнішній контур газоносності; 1, 2, 3 – ізогіпси;  
А – газова свердловина глибиною L1; Б – водяна свердловина глибиною 
L2; l1 – відстань від вибою свердловини А до газо-водяного контакту; 
l2 – відстань від вибою свердловини Б до ГВК; l – відстань по 
вертикалі між вибоями свердловин А і Б;    – висота від гирла до 
рівня рідини у свердловині 
Основні параметри газового покладу: 
– відмітка газо-водяного контакту (ГВК) – відстань по 
вертикалі від рівня океану до контакту газ-вода; 
– поверх газоносності – відстань по вертикалі від найвищої 
точки газового покладу до ГВК; 
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– внутрішній контур газоносності – лінія перетину ГВК із 
підошвою газоносного пласта; 
– зовнішній контур газоносності – лінія перетину ГВК із 
покрівлею продуктивного пласта. 
Сьогодні широко застосовують нові методи розвідки газових і 
газоконденсатних родовищ, сутність яких полягає в тому, що за 
допомогою перших розвідувальних свердловин установлюють лише 
основні параметри покладів, необхідні для складання проєкту 
дослідно-промислової їх експлуатації. Якщо встановлено, що поклад 
є газовим, то інші параметри з’ясовують і уточнюють у процесі 
дослідно-промислової експлуатації родовища з подачею газу 
споживачам.  
Внаслідок цього не тільки значно зменшується кількість 
розвідувальних свердловин, а й правильніше намічаються шляхи 
дорозвідки покладу. На розробку покладу істотно впливає стан 
газоводяного контакту, який визначається за даними каротажу або 
випробування свердловин. 
 
3.1.2.  Класифікація  родовищ 
За складом вуглеводнів: 
– газові – відсутні важкі вуглеводні: (метан – (95 – 98) %, 
відносна густина ∆ ≈ 0,56; зі зниженням температури рідкі вуглеводні 
не виділяються); 
– газонафтові – сухий газ + рідкий газ (пропан-бутанова суміш) 
+ газовий бензин С5+ (метан – (35 – 40) %, етан – 20 %, рідкий газ – 
(26 – 30) %, газовий бензин – 5 %, не вуглеводні – (8 – 13) %, відносна 
густина ∆ ≈ 1,1); 
– газоконденсатні (ГКР) – сухий газ + конденсат (бензинова, 
гасова, лігроїнова й, іноді, масляна фракції) (метан – (75 – 90) %, етан 
– (5 – 9) %, рідкий газ – (2 – 5) %, газовий бензин – (2 – 6) %, не 
вуглеводні – (1 – 6) %, відносна густина ∆ ≈ 0,7 – 0,9); 
– газогідратні (ГГР) – газ у твердому стані. 
Газоконденсатні родовища  за фазовим станом: 
– однофазні насичені: – рпл = рк; 
– однофазні ненасичені: рпл ˃ рк; 
– двофазні: рпл ˂ рк; 
де рпл – пластовий тиск; рк – тиск початку конденсації;  
– перегріті – пластова температура Тпл більша за критичну 
температуру конденсації (крикондентерму) Тmax. 
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Газоконденсатні родовища за вмістом конденсату 
Газоконденсатні родовища за змістом стабільного конденсату 
С5+ у 1 м
3 пластового газу поділяються на такі групи (у см3/м3): 
– незначний вміст до 10; 
– малий вміст від 10 до 150; 
– середній вміст від 150 до 300; 
– високий вміст від 300 до 600; 
– дуже високий вміст понад 600. 
Газові і газоконденсатні родовища за вмістом нафти: 
– поклади без нафтової облямівки або з облямівкою 
непромислового значення; 
– поклади з нафтовою облямівкою промислового значення. 
Родовища за величиною початкового пластового тиску (у 
МПа): 
– низького тиску – до 6; 
– середнього тиску – від 6 до 10; 
– високого тиску – від 10 до 30; 
– надвисокого тиску – понад 30. 
Родовища за дебітом (максимально можливий робочий дебіт) (у 
тис. м3/добу): 
– низькодебітні – до 25; 
– малодебітні – від 25 до 100); 
– середньодебітні –  від 100 до 500; 
– високодебітні – від 500 до 1 000; 
– надвисокодебітні – понад 1 000. 
 
3.1.3.  Методи визначення типу покладу за складом і 
фазовим  станом 
Методи  поділу  покладів  за  складом 
Визначення типу покладу за газоконденсатним фактором. 
Газоконденсатний фактор Кг – об’єм газу в кубічних метрах, що 
припадає на 1 м3 одержуваної рідкої продукції – конденсату. 
До газоконденсатних (ГКП) відносять поклади, з яких 
видобувають слабко забарвлені або безбарвні вуглеводневі рідини 
густиною (740 – 780) кг/м3 із Кг = (900 – 1000) м
3/м3. Нафтовий 
поклад Кг ˂ (630 – 650) м
3/м3. 
Визначення типу покладу за Коротаєвим: 
– газові поклади – 
       
       
    ; 
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– газоконденсатнонафтові, газонафтові і попутний газ – 
  (       ); 
– газоконденсатні поклади –   (       ), 
де   ‒ коефіцієнт ізомеризації бутанів або відношення вмісту 
ізобутану до вмісту нормального бутану. 
Визначення типу покладу за фазовим станом пластової 
суміші. 
Для обґрунтованої класифікації покладів вуглеводнів 
користуються характеристиками фазових перетворень, що протікають 
по-різному залежно від складу вуглеводнів і умов у покладі. Типова 
фазова діаграма багатокомпонентної суміші (рис. 3.2) у координатах 
тиск-температура має петлеподібний вигляд, тобто відрізняється від 
відповідної фазової діаграми чистої речовини, яка має одну 
монотонно зростаючу увігнуту до осі температур криву з однією 
кінцевою (критичною) точкою. На діаграмі (рис. 3.2) крива точок 
кипіння "а" – межа однофазного рідкого і двофазного парорідинного 
станів, а крива точок роси "b" – межа однофазного газоподібного і 
двофазного парорідинного станів. Ці криві сходяться у критичній 
точці К. 
 
 
Рисунок 3.2 – Фазова діаграма багатокомпонентної суміші 
Критична точка – максимальне значення кривої точок кипіння 
за температурою, а не тиском. Максимальному тиску цієї кривої 
відповідає точка N, – криконденбара. Для кривої точок роси – 
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критична точка максимальна за значенням тиску, але максимальному 
значенню температури відповідає точка М – крикондентерма. На 
фазовій діаграмі багатокомпонентної суміші ці точки відповідають 
максимальним значенням тиску і температури. Зазначені точки в 
сукупності з критичною обмежують дві особливі зони, в яких 
поведінка суміші відрізняється від поведінки чистої речовини. Це 
ретроградні зони, які носять назви: зворотної конденсації – обмежена 
кривою KDM і зворотного випаровування – обмежена кривою NHK. 
Фазова діаграма (рис. 3.2) з усіма її особливостями властива 
будь-яким багатокомпонентним сумішам, але ширина її петлі і 
розташування критичної точки, а отже, і ретроградних зон залежать 
від складу суміші. 
Фазовий стан пластової вуглеводневої суміші та особливості її 
фазової поведінки під час розробки родовищ визначаються 
пластовими тисками, температурами і складом суміші. 
Якщо пластова температура суміші Тпл більша крикондентерми 
М (точка F) і в процесі розробки родовища тиск падає (лінія FT4), то 
ця суміш буде весь час в однофазному газоподібному стані. Такі 
суміші утворюють газові родовища. 
Якщо пластова температура знаходиться між критичною і 
крикондентермою, такі суміші є газоконденсатними. У цьому 
випадку залежно від співвідношення між початковим пластовим і 
тиском початку конденсації (точка В) можливе існування трьох типів 
газоконденсатних покладів: пластовий тиск вищий (однофазний 
ненасичений), рівний (однофазний насичений) або нижчий 
(двофазний) за тиск початку конденсації. Якщо пластова температура 
нижча критичної температури суміші, (тобто лівіше критичної точки), 
такі суміші характерні для нафтових родовищ. Залежно від 
початкових значень пластових температури і тиску (розташування 
точки, відповідної цим значенням, відносно кривої точок кипіння) 
розрізняють нафтові родовища з недонасиченими, насиченими 
нафтами і родовища з газовою шапкою. 
Коли пластова температура вища крикондентерми, то нафта 
містить багато газоподібних і легкокиплячих вуглеводнів і має більшу 
усадку. Такі нафти називають легкими. Вони відрізняються високим 
газонафтовим співвідношенням і густиною, що наближається до 
густини газового конденсату. 
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3.2.  Розподіл  тиску  в  родовищах  і  газових  свердловинах 
 
3.2.1.  Визначення  пластових  тисків 
Гірський тиск10 і формула для його визначення.  
Гірським називається тиск, що створюється вагою порід, які 
залягають над газовим пластом: 
             ,                                    (3.1) 
де Ргір – гірський тиск, МПа (кг/см
2);  
γп – середня питома вага гірських порід вищезалеглих пластів із 
урахуванням рідин, що їх насичують, (г/см3 або т/м3); 
L – глибина від поверхні землі до точки пласта, в якій визначається гіський 
тиск, у метрах. Під час орієнтовних обчислень беруть γп = 2,5 г/см
3. 
Пластовий тиск і методи його визначення.  
Тиск газу в газовому покладі (пластовий тиск) завжди менший 
гірського. Його визначають за тиском на вибої закритої свердловини. 
З огляду на те, що кути нахилу пластів незначні, для більшості 
газових родовищ вважають, що початковий пластовий тиск 
однаковий в усіх точках покладу. У разі багатьох поверхів 
газоносності покладу ці тиски можуть значно відрізнятися в різних 
свердловинах за однакових тисків на гирлі. На зводі (склепінні) їх 
значення менші, ніж на крилах. 
На практиці пластовий тиск рпл приймають рівним гідроста-
тичному, тобто приблизно глибині свердловини L [м], помноженій на 
густину води і враховують можливе відхилення від цього значення 
введенням коефіцієнта невідповідності (0,8 – 1,2). 
          
 ⁄   [МПа].                            (3.2) 
Причинами аномальності пластового тиску є геологічні 
особливості сполученості горизонтів, величини гірського тиску. 
Аномально високі тиски мають замкнуті пласти без виходів на 
поверхню при високих поверхах газоносності та ущільнених породах. 
Пластовий тиск досягає значення геостатичного тиску11 або й 
                                                          
10 Гірський – який створений природою, входить до складу земної кори.  
Гірничий – пов’язаний з розробкою надр Землі людиною. 
11 Геостатичний тиск — тиск, що чиниться на певній глибині надр Землі вагою вищеза-
леглої товщі гірських порід, величина якої залежить від товщини і густини порід, їх наси-
ченості флюїдами. Визначається як функція густини і сили тяжіння. В області підо-
шви земної кори континентів тиск близько 10 кбар; в мантії — сотні кбар; на 
границі мантії і ядра 1, 3 • 10
3
 кбар; в центрі Землі (3, 5 ± 0, 5) • 10
3
 кбар (1 кбар = 10
6
 н / 
м
3
). 
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перевищує його внаслідок дії землетрусів, грязевого вулканізму, 
росту солянокупольних структур, тектонічними зусиллями і 
зусиллями, що виникають внаслідок дії теплоти земних надр. 
 
3.2.2. Визначення вибійного тиску за тиском на гирлі для 
зупиненої  свердловини 
Барометрична  формула 
Вихідні рівняння: 
– рівняння статичної рівноваги:  
       ; 
– рівняння стану: 
      ⁄ . 
Формулу барометричного нівелювання (Лапласа-Бабіне) 
отримують після інтегрування рівняння статичної рівноваги у разі 
заміни густини в рівнянні стану 
          
 ,                                        (3.3) 
де           ̅ (        )⁄ ,                                                           (3.4) 
рв  і  рг, – вибійний і гирловий тиск, МПа;  
zсер – коефіцієнт надстисливості, який визначається для середніх 
значень Тсер   і   рсер; 
  ̅ – відносна густина газу. 
Алгоритм обчислення пластового тиску. рпл визначають 
методом послідовних наближень: 
1) визначають критичні параметри ркр  і  Ткр; 
2) знаходять середню температуру і середній тиск газу в 
стовбурі свердловини: 
     
     
  (    ⁄ )
; 
де  Тв  і  Тг – температури на вибої і гирлі свердловини; 
     
     
 
 – середній тиск газу; 
3) визначають приведені значення середніх тисків рпр і 
температури  Тпр; 
4) знаходять  zсер; 
5) знаходять  рв  і  нове  значення  рсер; 
6) повторюють обчислення за пунктами  3)  і  4); 
                                                                                                                                                                                           
 
72 
7) порівнюють вимірювання zсер за заданою відносною 
похибкою  
|               |
      
   (для визначеності беруть ε = 3 %); 
8) якщо остання умова виконана, обчислення припиняють 
інакше – визначають нове значення рсер і повторюють ітераційний 
процес за пунктом  6). 
Значення рпл, визначене при zсер останнього кроку ітерації, є 
істинним. Такий рпл реалізується у разі постійного складу газу вздовж 
стовбура свердловини. 
 
Пластовий  тиск  у  газоконденсатних  свердловинах 
Пластовий тиск у газоконденсатних свердловинах із великим 
вмістом конденсату (більше (40 ‒ 50) см3/м3) визначають 
свердловинними манометрами або обчислюють за наближеними 
формулами. Наприклад, якщо в барометричній формулі замінити 
відносну густину газу відносною густиною газоконденсатної суміші. 
 
3.2.3. Визначення вибійного тиску в працюючій свердловині 
Газова  свердловина (ГС) 
Використання формул барометричного нівелювання неможливе, 
якщо газова свердловина: 
– експлуатується по фонтанних трубах і затрубному простору 
одночасно; 
– не має фонтанних труб; 
– обладнана пакером. 
Вихідне рівняння кількості руху: 
  
  
   
  
  
 
     
  
  , 
де L ‒ довжина труби, м (зазвичай беруть від гирла до середини 
розкритого інтервалу; для свердловин із похило-скерованим 
стовбуром (далі – ПСС) визначають по вертикалі h = L·cos α);  
w ‒ швидкість руху газу, м/с; 
g ‒ прискорення сили тяжіння, м/с2;  
λ ‒ коефіцієнт гідравлічного тертя;  
ρ ‒ густина газу, кг/м3;  
Dт ‒ діаметр труби, м. 
Формула має вигляд: 
   √  
          
 ,                            (3.5) 
73 
де           ̅ (        )⁄ ; 
           
    
      
 
  
 (     ).                                             (3.6) 
Алгоритм обчислень. Вибійний тиск визначають методом 
послідовних наближень, так як до формули входить коефіцієнт zсер, 
для визначення якого необхідно знати рв. Щоб оцінити zсер, 
обчислюють рсер за формулою: 
     
 
 
(   
  
 
     
). 
У першому наближенні        . Обчислене значення рв 
підставляють у формулу визначення вибійного тиску. Наближення 
виконують до тих пір, поки відносна похибка обчислення z сусідніх 
ітерацій стане меншою заданої величини ε. 
Коефіцієнт гідравлічного опору λ залежить від режиму руху газу 
по трубі і поверхні стінок труб. За практичних швидкостей у газових 
свердловинах λ залежить від числа Рейнольдса Re і відносної 
шорсткості δ. 
Число Рейнольдса, відносна шорсткість, критичне значення 
числа Рейнольдса. 
Число Рейнольдса ‒ параметр, що визначає відношення 
інерційних сил до в’язкісних  
    
  ̅
  
 ,       
   
   
, 
де K ‒ температурний коефіцієнт, що дорівнює 1910 при 273 К і 
зменшується з ростом температури (1777 при Т = 293 К); 
Q ‒ дебіт газу, тис. м3/добу;  
lk ‒ абсолютна шорсткість, мм;  
D ‒ внутрішній діаметр труб, мм;  
 ̅ ‒ відносна густина газу за повітрям. 
У разі ламінарної течії (Re ˂ 2300), λ не залежить від шорсткості 
і його визначають за формулою: 
      ⁄ . 
У разі турбулентної течії λ залежить від Re і δ і визначається за 
формулою: 
      *   (
    
     
 
 
    
)+
 
⁄ . 
За великих швидкостей (дебіт більший від значення 
мінімального дебіту Qmin) настає турбулентна автомодельність, і тоді 
λ не залежить від Re:   
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        ⁄
+
 
. 
Коефіцієнт опору фонтанних труб, крім шорсткості, залежить 
від місцевих опорів і нерівностей у місцях їх з’єднання, від наявності 
в потоці твердих і рідких домішок та інших чинників. Опір труб 
змінюється у процесі експлуатації свердловини зі зміною шорсткості 
їх поверхні. У сфері автомодельності для труб діаметром 63 мм 
значення λ коливається в межах (0,01 – 0,02) і у процесі обчислень 
приймають 0,014. 
Формула для еквівалентного діаметра при течії в міжтрубному 
просторі: 
   √ 
    
 . 
Формула для еквівалентного діаметра у разі одночасної течії по 
НКТ і в міжтрубному просторі: 
   √ 
    
    
 . 
В останніх формулах: dз  і  dв ‒ зовнішній і внутрішній діаметри 
фонтанних труб; D ‒ внутрішній діаметр експлуатаційної колони. 
Неізотермічна  течія  газу  по  стовбуру свердловини 
Залежність для вибійного тиску: 
   √  
 (
  
  
)
  
        
    
     
   
  
[(
  
  
)
 
 (
  
  
)
  
]  (3.7) 
де          
 ̅
     
; 
  
     
 
; 
Тв  і  Тг – відповідно вибійна і гирлова температура, К;  
L – глибина свердловини, м. 
Визначення вибійного тиску під час руху газу по 
двоступінчастій колоні фонтанних труб 
Якщо підошва фонтанних труб розташована значно вище вибою 
(або інтервалу перфорації), то рух газу можна розглядати як рух по 
двоступінчастій колоні, нижньою секцією якої є експлуатаційна 
колона. 
Формула: 
   √  
   (     )     
 (     )  (     ) 
      ,       (3.8) 
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              ̅  (          )⁄ ; 
           ̅  (          )⁄ ; 
   
             
      
   
  
 ;      
   
             
      
   
  
 ; 
D1  і  D2 – внутрішні діаметри верхньої і нижньої секцій труб, см; 
L1  і  L2 – відповідно довжина цих секцій, м. 
Випадок значного перевищення діаметром експлуатаційної 
колони діаметра фонтанних труб. Якщо діаметр експлуатаційної 
колони значно перевищує діаметр фонтанних труб, то втратами у разі 
руху газу на нижній ділянці можна знехтувати. У цьому випадку  
K1 ˂˂ K2 і вибійний тиск обчислюють за формулою 
   √  
        
   (      ),             (3.9) 
де    ̃  (     )         ̅
     
        
        ̅ (        )⁄ . 
Визначення вибійного тиску в газоводяних і 
газоконденсатних  свердловинах 
Структури течії газорідинних сумішей і їх характеристика. 
Газорідинні течії за своєю структурою поділяються на (рис. 3.3.): 
– бульбашкові; 
– пробкові (коркові, снарядні); 
– спінені; 
– кільцеві (плівкові); 
– емульсійні; 
– змішані.  
Бульбашкова структура характеризується течією бульбашок 
газу, що мають середній діаметр, значно менший діаметра стовбура 
свердловини в потоці рідини. Ця структура спостерігається у разі 
малих обсягів газу. 
Зі збільшенням вмісту газу, коли газові бульбашки займають 
майже ввесь перетин стовбура, утворюється пробкова структура з 
дуже деформованими газовими бульбашками і рідинними 
перемичками. 
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Рисунок 3.3 – Структурні форми рідинного потоку 
а – розшарування з плоскою поверхнею розділу; б – розшарування з 
криволінійною поверхнею розділу; в – бульбашкова; г – пробкова  
(коркова); д – кільцева; е – емульсійна 
У разі спіненої структури зростають пульсації тиску, рідина по 
стінці стовбура при висхідному потоці може частково рухатися вниз 
(проти течії газу) – виникає явище «перевертання» напрямку течії 
рідини. Рух рідини вниз сприяє появі великих рідинних скупчень, 
насичених газовими бульбашками, які швидко захоплюються 
потоком газу. 
Подальше підвищення швидкості і газовмісту призводить до 
кільцевої структури течії, яка характеризується рухом рідини у 
вигляді хвилястої плівки по стінці стовбура. 
З підвищенням швидкості газу відбувається зрив крапель рідини 
з поверхні плівки і залучення їх в ядро потоку. Цей вид течії є 
різновидом кільцевого і називається дисперсно-кільцевим. 
Різні наведені структури потоку взаємопов'язані і переходять 
одна в іншу зі зміною умов перебігу (внаслідок виділення 
розчиненого газу в міру падіння тиску в трубопроводах, зміни площі 
перерізу труб і їх нахилу до горизонту тощо). 
На рисунку 3.4 наведено карту розподілу структур газорідинної 
суміші у горизонтальних трубах діаметром (0,05 – 0,3) м, що ілюструє 
зазначені вище тенденції. 
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Експериментально встановлено, що для практичного розрахунку 
трубопроводів зручно об'єднати ряд структурних форм потоку, 
залишивши тільки три: розшарування, коркову і кільцеву. У 
слабкопохилих і горизонтальних трубопроводах можуть 
реалізовуватися всі три структурні форми двофазного потоку, а у 
висхідних – тільки коркова (пробкова) і кільцева. 
Для визначення вибійного тиску в газорідинних свердловинах по 
нерухомому стовпу газу, тобто за барометричною формулою, 
враховують дійсну густину і температуру газу на вибої й на гирлі 
свердловини. 
 
 
Рисунок 3.4 – Карта структурних форм газорідинного потоку  
1 – роздільно-хвильова; 2 – корково-емульсійна; 3 – кільцева;  
4 – емульсійна; β – величина, що визначає газовміст потоку;  
ω – швидкість потоку 
Визначення тиску флюїду в працюючій свердловині і відмінність 
від гомогенної течії. 
Визначення вибійного тиску в працюючій свердловині, якщо в її 
продукції є рідина, пов’язане зі структурою течії. Необхідні 
розрахункові співвідношення виходять із законів збереження 
двофазного потоку при нехтуванні: зміною кількості руху у формулі 
збереження кількості руху, кінетичною і потенційною енергіями, 
роботою сили тертя у рівнянні збереження енергії. 
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 ̅      ⁄ ; 
ρг, ρр, ρп – відповідно густини газу, рідини і повітря за стандартних 
умов, кг/м3;  
ρг.р – густина газу у робочих умовах, кг/м
3;  
Qг.р – дебіт газу у робочих умовах, тис. м
3/добу;  
Gг, Gр – масові витрати газу і рідини, т/добу;  
Qсум, Qг, Qр – об’ємні витрати газорідинної суміші, газу і рідини за 
атмосферного тиску і стандартної температури, тис. м3/добу;  
θ – визначається експериментально, як відношення дійсного об’єму 
газу у свердловині до об’єму стовбура   
   
    
;  
Vг – дійсний об’єм газу у свердловині, м
3;  
D – діаметр стовбура, м;  
L – довжина стовбура, м. 
Визначення вибійного тиску у разі значного перепаду 
температури.  
Якщо у процесі роботи свердловини, у продукції якої є рідина, 
спостерігається значний перепад температури по стовбуру, то 
вибійний тиск визначають за формулою: 
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Практичне використання газовмісту.  
На практиці визначення дійсного об’ємного газовмісту θ 
утруднене, тому під час виведення формули роблять припущення про 
рівність θ і витратного газовмісту β. Так, як завжди θ менше β, то у 
разі використання цього припущення формула дає занижені значення 
вибійного тиску. Причому, чим більша різниця між обсягами рідини у 
свердловині й газом, що виноситься на поверхню, тим більша 
похибка. 
Методика обчислень. Коефіцієнт гідравлічного тертя λ 
визначають за результатами дослідження свердловин на різних 
режимах. 
Усі величини (zсер, ρг.р, Qг.р та ін.), що залежать від ρг.р, 
обчислюють методом послідовних наближень із перевіркою збіжності 
zсер. 
Втрати тиску у свердловинному обладнанні. 
Під час визначення вибійного тиску у працюючих свердловинах 
(високодебітних із невеликою депресією на пласт), обладнаних 
пакером, клапаном-відсікачем тощо, враховують втрати, спричинені 
цим обладнанням. Ці втрати визначають як втрати тиску при 
проходженні газу крізь відрізок труби або діафрагму. 
 
3.3. Розподіл температури в родовищах і газових свердловинах. 
Утворення  гідратів  у  свердловинах 
 
Значення температурного чинника для експлуатації родовищ. 
Низькі температури і високий тиск в умовах насичення газу водою 
призводять до утворення гідратів і льоду у свердловинах і наземних 
спорудах, які, закупорюючи прохідний перетин, порушують режим їх 
експлуатації і призводять до зменшення і навіть припинення подачі 
газу. Враховують температурний режим роботи свердловин також і за 
високої пластової температури, так як із підвищенням температури 
подовжуються колони обсадних труб, на металі труб утворюються 
гофри, що призводить до розриву труб. 
 
3.3.1. Зміна температури по глибині гірських порід і у 
свердловині,  що  простоює 
Характерні температурні шари, їх товщина і зміна 
температури по цих шарах. 
1. Добовий шар – товщина hд = (1 – 2) м – постійна добова 
температура. 
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2. Нейтральний шар – товщиною           – температура на 
глибині нейтрального шару приблизно на (1 – 2) градуси вища 
середньорічної температури повітря цього регіону. 
3. Шар лінійної зміни температури: 
       (    ), 
де Тн – температура на глибині нейтрального шару, К; 
lн – глибина нейтрального шару, м; 
Г – геотермічний градієнт, К/м (змінюється від 0,015 до 0,09). 
 
Визначення температури у свердловині, що простоює. 
Температуру газу у свердловині, що простоює, обчислюють за 
формулою визначення температури в гірських породах. Основна 
умова для отримання дійсного значення температури у такій 
свердловині – повна стабілізація температури після її зупинки. 
Тривалість стабілізації залежить від теплових властивостей 
оточуючих стовбур свердловини порід. 
 
3.3.2. Розподіл температури по стовбуру працюючої 
свердловини 
Розподіл температури по стовбуру працюючої свердловини 
визначають за формулою: 
        (   )     
  (   )  [    
     
 
 
 
  
]  
     (   )
 
,    (3.12) 
де L – глибина свердловини, м;  
Dі – коефіцієнт Джоуля-Томсона, К/МПа;  
Тx – температура газу на глибині x, К;  
Тпл – пластова температура на глибині L середини перфорації, К;  
рв  і  рг – тиск на вибої  і  на гирлі, МПа;  
Г – середній геотермічний коефіцієнт на ділянці від L до x, градус/м;  
А – термічний еквівалент роботи (А = 1/427 ккал/кгм);  
Ср – теплоємність газу, ккал/кг·К;  
∆Т – падіння температури газу в привибійній зоні внаслідок дросель 
ефекту, К 
             (      )
   (  
    
      
 )
       ⁄
; 
де G – вагова витрата газу, кг/год;  
τ – тривалість роботи свердловини з початку її експлуатації, год; 
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h – товщина пласта, м;  
Сп – об’ємна теплоємність газоносної породи, ккал/м
3;  
Rк, rc – радіуси контура живлення та свердловини, м;  
  
    
    ( )
; 
λп – теплопровідність гірських порід в інтервалі від L до x, 
f(η) – безрозмірна функція часу  ( )    (  √
    
    
 ). 
Параметри, що визначають зміну температури та їх 
характеристика. Для обчислення розподілу температури необхідно 
знати геотермічний градієнт Г, пластову температуру Тпл, 
теплоємність гірських порід Сп, теплопровідність гірських порід λп, 
теплоємність газу Ср, коефіцієнт Джоуля-Томсона Di. 
Геотермічний коефіцієнт для різних родовищ змінюється в 
широких межах (0,015 – 0,09 градус/м), що викликає необхідність 
визначення його значення для цього родовища шляхом 
безпосереднього вимірювання температур пласта і нейтрального 
шару за формулою: 
  
      
    
, 
де пластову температуру Тпл визначають у процесі вимірювання. 
Теплоємність гірських порід, зазвичай, змінюється незначно: в 
межах (75,4 ‒ 83,9) Дж/К для сухої породи. В умовах насичення 
вологою теплоємність зростає і приймається рівною 125,6 Дж/К. 
Теплопровідність гірських порід істотно залежить від густини 
порід і визначається з графіка залежності λп.с від ρп.с для сухої породи. 
Поправку на вологість порід ураховують шляхом множення 
теплопровідності λп.с на поправочний коефіцієнт. За наявності в 
розрізі кількох пропластків визначають середньозважену за 
потужністю теплопровідність за формулою: 
       
∑     
∑  
, 
де hi ‒ товщина і-го горизонту. 
Теплоємність газу Cp визначають за графіками залежно від 
тиску, температури і густини природного газу, а також 
використовуючи формулу для коефіцієнта надстисливості: 
   
   
 
(
  
  
)
 
 
82 
Коефіцієнт Джоуля-Томсона Din характеризує зміну 
температури з розширенням газу, що відбувається за відсутності 
передачі тепла або роботи, і визначається за номограмами або за 
рівнянням стану: 
    (
  
  
)  
 (
  
  
)
 
  
  
. 
Крім наведених даних для визначення розподілу температури по 
стовбуру свердловини необхідно знати тривалість роботи 
свердловини η від початку її експлуатації, пластовий і вибійний тиски 
на момент обчислення, тиск на гирлі свердловини і вагову витрату 
газу G. 
 
3.3.3.  Утворення  гідратів  у  свердловинах 
Інколи між вибоєм і гирлом свердловини виникають умови 
(склад, вологість, тиск, температура тощо), сприятливі для утворення 
гідратів. У більшості ж випадків температура газу на вибої 
свердловини під час руху газу вгору може стати нижчою температури 
гідратоутворення і свердловина забивається гідратами. 
Зміну температури газу вздовж стовбура і на гирлі свердловини 
визначають за допомогою глибинних термометрів або розрахунковим 
шляхом за вище наведеними формулами. 
Аналіз чинників, що впливають на зміну температури по 
стовбуру свердловини, показує, що тепловий режим у процесі її 
експлуатації змінюється залежно від дебіту: зі збільшенням дебіту 
температура газового потоку по стовбуру підвищується (рис. 3.5). 
Таким чином, регулюванням дебіту можна змінювати температуру 
утворення гідратів. Це видно з рисунка 3.6: тиск р і температура газу 
Т на гирлі і рівноважна температура утворення гідратів змінюються 
залежно від дебіту свердловини. Для цих умов режим безгідратної 
експлуатації забезпечується при дебіті від 1 млн. до 7 млн. м3/добу. 
Оптимальний дебіт, що забезпечує максимальний запас температури, 
приблизно 3 млн. м3/добу. 
Температура утворення гідратів у стовбурі свердловини за 
заданої витрати залежить також від діаметра колони: режим 
безгідратної експлуатації зсувається до більших оптимальних дебітів 
зі збільшенням діаметра. 
Вплив зміни діаметра фонтанних труб і витрати газу на 
температуру гідратоутворення враховують у процесі вибору режиму 
роботи свердловин. Слід відзначити, що є такий дебіт, за якого 
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температура газу на гирлі максимальна, і подальше підвищення 
дебіту призводить до зниження температури. У цьому випадку 
створюються умови, сприятливі для утворення гідратів. Пояснюється 
це тим, що у разі дуже великої витрати газу втрати тиску 
збільшуються настільки, що зниження температури внаслідок ефекту 
Джоуля-Томсона починає переважати над підвищенням її через 
високі швидкості газу у свердловині. 
Місце випадання гідратів у стовбурі свердловини залежить від 
ряду чинників. Визначають його по точках перетину рівноважних 
кривих утворення гідратів і зміни температур по стовбуру 
свердловини (рис. 3.7). Утворення гідратів визначають за зниженням 
робочого тиску на гирлі свердловини і зменшенням дебіту газу. 
 
 
Рисунок 3.5 ‒ Зміна 
температури по 
стовбуру свердловини 
Дебіт (тис. м3/доб);  
1 ‒ 700; 2 ‒ 500;  
3 ‒ 300; 4 ‒ 100; 5 ‒ 10;  
6 ‒ геотермічний 
коефіцієнт;  
7 ‒ 9 ‒ рівноважні 
температури 
утворення гідратів 
відповідно на другий, 
шостий і дев’ятий рік 
розробки 
Рисунок 3.6 ‒ Зміна 
тиску і температури 
газу, рівноважної 
температури 
утворення гідратів 
залежно від дебіту 
свердловини 
1 ‒ тиск на гирлі;  
2 ‒ температура  
на гирлі;  
3 ‒ температура 
утворення гідратів;  
4 ‒ зона безгідратної 
експлуатації 
Рисунок 3.7 ‒ Графік 
визначення місця 
утворення гідратів у 
свердловині 
Дебіт (тис. м3/доб);  
1 ‒ 20; 2 ‒ 30; 
криві:  
3 ‒ геотермічного 
градієнта;  
4 ‒ рівноважної 
температури 
утворення гідратів 
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3.4.  Визначення  положення газоводяного контакту (ГВК) 
 
Фізичні основи ГВК і способи його визначення. Газоводяний 
контакт являє собою – це межа розділення вільного газу і води в 
газовому покладі товщиною, здебільшого, у кілька метрів. Характер 
цієї зони визначається переважно капілярними силами. Чим менший 
діаметр порових каналів, тим вища висота капілярного підняття води, 
і чим вища неоднорідність перехідної зони за розмірами, тим більша 
товщина цієї зони, і навпаки. 
Якщо у свердловині розкритий газоводяний контакт, його 
положення, зазвичай, установлюють на основі даних геофізичних 
методів. Іноді за результатами геофізичних досліджень (наприклад, за 
наявності тріщинуватих колекторів) немає можливості чітко 
інтерпретувати отримані дані. Тоді для визначення положення ГВК 
частини пласта поетапно випробовують із низу вгору.. Цей спосіб 
прямої оцінки стану ГВК вимагає значних витрат часу. У процесі 
випробування водяної частини пласта і створення високих депресій 
може прорватися газовий конус і, навпаки, під час випробування 
газової частини може утворитися водяний конус. Підтягування газу 
або води може статися також унаслідок негерметичності цементного 
кільця за колоною. Якщо у процесі випробування розкрита значна 
частина пласта і отриманий одночасно приплив газу і води, то 
застосовуваними методами встановити положення ГВК із достатньою 
точністю важко. 
Якщо ж на родовищі є свердловина, яка розкрила великий 
інтервал пласта, із ГВК, а при використанні звичайних геофізичних 
методів не отримано позитивних результатів, то для оцінки 
положення ГВК використовують: 
1. Акустичні дослідження у працюючій свердловині за 
допомогою глибинного шумоміра в зоні розкритого інтервалу. Аналіз 
загальної та лінійної інтенсивності зміни шуму дозволяють оцінити 
положення ГВК. 
2. Термокаротаж послідовно у працюючій і зупиненій 
свердловинах і зіставлення отриманих термограм. Негативна 
аномалія температурної кривої, отриманої під час роботи 
свердловини в зоні розкритого інтервалу, характеризує газоносну 
частина пласта, а зони підвищення температури відповідають 
водоносній частині пласта. 
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3. Вимірювання тисків у працюючій свердловині 
диференційними манометрами. Положення ГВК визначають за 
точкою перегину кривої зміни тиску з глибиною. 
4. Перфорація під тиском у попередньо осушеній свердловині з 
розкриттям спочатку верхньої газоносної частини пласта і потім 
нижньої водоносної його частини. 
Крім зазначених прямих методів положення ГВК визначають за 
допомогою обчислень: 
1. Наближений метод обчислення рівня ГВК, у разі відсутності 
свердловин, які дійшли до водяної частини пласта (гідростатичний 
метод). 
2. Метод В. П. Савченка: за наявності на родовищі двох або 
більше свердловин, що розкрили водяну і газову частини пласта, або 
за даними однієї свердловини, в якій окремо випробувані водяна і 
газова частини (не вимагає буріння окремих свердловин у зоні ГВК). 
 
3.4.1.  Гідростатичний  метод  визначення  ГВК 
Приймаючи тиск на контакті газ-вода рівним гідростатичному 
для газової і водяної частин покладу, маємо: 
     
      ,         
 , 
де           
 ̅  
        
. 
Прирівнюючи ці формули і розкладаючи es в ряд, одержують 
формулу для визначення глибини ГВК 
   
  
            
,                                 (3.14) 
де            
 ̅
        
. 
 
3.4.2.  Метод  В.П. Савченка 
Горизонтальний ГВК. Обчислення ведуть за схемою, 
наведеною на рис. 3.8.  
Для газової свердловини: 
         
       ; 
для водяної свердловини: 
         
       .  
З цієї системи рівнянь із урахуванням співвідношення         
отримують: 
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   (           )    
     
,                              (3.15) 
де рпл.г, рпл.в – пластові тиски на вибої газової і водяної свердловин, МПа; 
l1, l – відстані по вертикалі відповідно між вибоєм газової 
свердловини і ГВК і між вибоями газової і водяної свердловин; 
ρв  і  ρг – густина води та газу, г/см
3. 
 
Рисунок 3.8 – Схема газового 
покладу з горизонтальним ГВК 
Рисунок 3.9 – Схема газового 
покладу з похилим ГВК 
Похилий газоводяний контакт. Якщо ГВК похилий, то кут 
його нахилу визначають за схемою, наведеною на рисунку 3.9, за 
пластовими тисками рв1, рв2 у свердловинах 1 і 2, приведеними до 
площини I – I, відносно площини II – II: 
      
              
       , 
де ∆l – різниця положень ГВК на ділянці x. 
Звідси    
   (       )
 (     )
.                                                  (3.16) 
У формулах ρв і ρг прийняті постійними. За великих відстаней 
між вибоями свердловин враховують зміну цих густин від глибини. 
Точніше положення ГВК визначають за барометричною 
формулою і розклавши показову функцію в ряд. Після перетворень 
отримують: 
   
(           )   
      
               
 ̅     
      
.                           (3.17) 
Кут нахилу ГВК, аналогічно зазначеному методу, визначають за 
формулою: 
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√       (        )
             (       )   
           
       
   
,   (3.18) 
де           
 ̅
      
.  
Знайдені значення ∆l використовують для визначення кута 
нахилу ГВК       ⁄ . 
 
3.5.  Режими  роботи  газових  покладів  і  підрахунок запасів 
 
3.5.1. Режими  газових  покладів 
Визначення  і  види  режимів. 
Під режимом газового покладу або режимом роботи пласта 
розуміють прояви домінуючої форми пластової енергії, що спричиняє 
рух газу в пласті і обумовлює приплив газу до свердловини в процесі 
розробки покладу. На газових родовищах переважно проявляються 
газовий і водонапірний режими. 
Режим істотно впливає на розробку покладу і поряд з іншими 
чинниками визначає основні умови експлуатації, до яких відносяться 
темп падіння тиску і дебітів газу, обводнення свердловини тощо. 
Режим роботи покладу залежить від його геологічної будови; 
гідрогеологічних умов, його розмірів і протяжності водонапірної 
системи; фізичних властивостей і неоднорідності газових колекторів; 
темпу відбору газу з покладу; методів, що використовуються для 
підтримання пластового тиску (для газоконденсатних родовищ). 
Газовий режим родовищ природних газів — режим, при якому 
приплив газу до вибоїв видобувних свердловин зумовлений 
потенціальною енергією тиску самого газу в продуктивному пласті. 
Газовий режим газового покладу характеризується постійністю 
газонасиченого об'єму його порового простору. Газовий режим 
газоконденсатного покладу пов'язаний з деяким зменшенням 
початкового газонасиченого об'єму (в результаті випадан-
ня конденсату після зниження тиску в пласті). Газовий режим в 
газогідратних покладах характеризується збільшенням початкового 
газонасиченого об'єму порового простору внаслідок розкладання в 
пласті кристалогідратів. При газовому режимі досягається 
найбільший коефіцієнт газовилучення: для теригенних колекто-
рів 0,93; карбонатних 0,9 (дані, середньозважені по запасах). 
Водонапірний режим. Основне джерело пластової енергії при 
цьому режимі роботи газового покладу – напір крайових 
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(підошовних) вод. Виділяють пружний і жорсткий водонапірний 
режим.. 
Пружний режим пов’язаний із пружними силами води і породи. 
Жорсткий режим газового покладу пов’язаний із наявністю активних 
пластових вод і характеризується тим, що під час експлуатації в 
газовий поклад надходять підошовні або крайові води, внаслідок чого 
не тільки зменшується об’єм пласта, зайнятого газом, але і повністю 
відновлюється пластовий тиск. 
На практиці родовища, зазвичай, розробляють у газоводонапір-
ному (пружноводонапірному) режимі. У цьому випадку газ у пласті 
просувається завдяки його розширенню і дії напору води. Обсяг води, 
що надходить внаслідок розширення газу, значно менший не обхід-
ного для повного відновлення тиску. Головною умовою просування 
води в поклад є зв’язок газової частини покладу з водоносною. 
Просування води може призвести до обводнення свердловин. Це слід 
враховувати у разі розташування свердловин по площі і під час 
проєктування глибин вибою нових видобувних свердловин. 
У разі пружноводонапірного режиму вода проникає в газовий 
поклад, що розробляється, внаслідок падіння тиску в системі і 
пов’язаного з цим розширенням порід пласта, а також самої води. 
Газові поклади з водонапірним режимом, у яких повністю 
відновлюється тиск у процесі експлуатації, зустрічаються досить 
рідко. Зазвичай, у водонапірному режимі тиск відновлюється 
частково, тобто пластовий тиск знижується, але темп зниження 
повільніший, ніж у газовому режимі. 
Здебільшого газові родовища в початковий період розробляють 
у газовому режимі. Прояв водонапірного режиму виникає не відразу, 
а після відбору з покладу (20 – 50) % запасів газу. Є виключення з 
цього правила: наприклад, на дрібних газових родовищах 
водонапірний режим може проявлятися практично відразу після 
початку експлуатації. 
У процесі експлуатації газоконденсатних родовищ для 
отримання найбільшого обсягу конденсату шляхом закачування в 
пласт сухого газу або води іноді створюють штучний газонапірний 
або водонапірний режим. 
Інколи на режим роботи покладу в багатопластовому родовищі 
можуть впливати умови розробки горизонтів, які лежать вище або 
нижче, наприклад, у разі перетоків газу. 
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Визначення  режиму  роботи  покладу 
До початку розробки газового родовища можна сформулювати 
лише загальні міркування про можливість проявів того чи іншого 
режиму. Характер режиму встановлюють за даними, отриманим під 
час експлуатації родовища. 
Режим роботи покладу визначають за формулою матеріального 
балансу: 
           ,                             (3.19) 
де Gп, Gпт, Gвид, – початковий, поточний і видобутий обсяг газу. 
Замінюючи в останній формулі G через об’єм Ω і густину ρ газу, 
а також виражаючи густину через тиск із узагальненого рівняння 
стану отримують: 
    
       
 
   (       )
         
 
       
         
,                    (3.20) 
де рп і рпт – відповідно початковий і поточний пластові 
середньозважені за об’ємом порового простору покладу абсолютні 
тиски; 
Ωп, Ωпт – початковий і поточний об’єми порового простору, зайняті 
газом; 
Ωв – об’єм порового простору, зайнятий водою (або іншим агентом), 
що надійшла в газовий поклад за час, відповідний зниженню тиску з 
рп  до  рпт; 
Qвид – обсяг газу, видобутий із покладу при зниженні тиску з рп до рпт, 
приведений до стандартних умов; 
zп, zпт, zст – коефіцієнти стисливості відповідно за початкових, 
поточних і стандартних умов (zст = 1); 
Rп, Rпт, Rст – газова стала за початкових, поточних і стандартних умов; 
Тп і Тпт – температура в покладі відповідно початкова і поточна; 
Тст = 293 К. 
Можна вважати, що під час руху газу в пласті: 
                  . 
Так як для чисто газових родовищ у процесі експлуатації не 
відбувається зміна складу газу, 
                  . 
Значення R може змінюватися у процесі експлуатації 
газоконденсатних родовищ. 
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При газовому режимі у формулі (3.20)        і           . 
У цьому випадку формула (3.20) матиме вигляд: 
   
    
  
    
 
,                                   (3.21) 
де   
    
      
,  
  
      ⁄ , 
   
        ⁄ . 
Для газоводонапірного режиму, при якому відмічається 
надходження води в газовий пласт, формула (3.20) матиме інший 
вигляд: 
   
    
   
       
 
      
 (       )
.                    (3.22) 
Газовий режим роботи покладу характеризується тим, що 
відношення обсягу газу, видобутого за певний проміжок часу Qвид, до 
падіння тиску в покладі (  
     
 ) за той же проміжок часу згідно з 
формулою (3.21) є величина стала: 
  
    
  
     
       .                         (3.23) 
Якщо α в процесі експлуатації збільшується, то режим покладу 
газоводонапірний. У цьому випадку можливий також приплив газу в 
поклад із інших горизонтів. У разі витікання газу з покладу, обсяг 
якого не враховується, значення α з часом зменшується. 
Для багатопластових родовищ у разі перетікання газу з одного 
горизонту в інший для визначення режиму роботи кожного покладу 
вирішують рівняння виду (3.21) або (3.23), в одно з яких додають, а з 
іншого віднімають обсяг газу, що перетікає. 
Режим роботи газового покладу можна визначити графічно 
шляхом побудови залежності зміни    
  (приведеного 
середньозваженого пластового тиску газового покладу) від сумарного 
відбору газу Qвид в часі (рис. 3.10, крива 1). З рисунка видно, що при 
газовому режимі залежність між приведеним пластовим тиском і 
обсягом відібраного газу в процесі розробки носить лінійний 
характер. При цьому, якщо в залежності (3.21) не враховувати 
коефіцієнт стисливості, то значення α не буде постійним, а 
збільшується з падінням тиску (рис. 3.10, крива 5). Тому режим 
розробки покладу помилково можна прийняти за газоводонапірний. 
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У водонапірному режимі характер зміни приведеного 
пластового тиску залежно від обсягу відібраного газу відрізняється 
від характеру зміни цих параметрів при газовому режимі. Теоретично 
при жорстководонапірному режимі поступово зменшується об’єм 
покладу, зайнятий газом, і має місце повне відновлення пластового 
тиску, тобто значення    
  у процесі розробки покладу залишається 
постійним (крива 2). 
При пружноводонапірному (газоводонапірному) режимі частина 
енергії стисненого газу в пласті з виснаженням покладу 
поповнюється енергією води, що надходить. Зазвичай, у процесі 
розробки газових родовищ у цьому випадку у початковій стадії 
характер падіння пластового тиску аналогічний характеру при 
газовому режимі (крива 3). Це пояснюються незначним 
надходженням води в початковий період у газовий поклад.  
 
 
Рисунок 3.10 ‒ Зміна рпт/zпт залежно від Qвид 
Режими: 1 ‒ газовий; 2 ‒ жорстководонапірний;  
3 ‒ газоводонапірний; 4 ‒ перетікання газу;  
5 ‒ залежність рпт від Qвид 
Розрізняти газовий і пружноводонапірний режими при 
прямолінійній залежності    
  від Qвид можна лише в тому випадку, 
якщо є додаткова інформація. Зокрема: за даними зміни рівня води в 
п’єзометричних свердловинах; за результатами ядерно-геофізичних 
досліджень свердловин, що розкрили ГВК шляхом простеження 
положення ГВК у процесі розробки; за даними, отриманими у разі 
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обводнення і після гідрохімічного аналізу води, що видобувається 
разом із газом. 
 
3.5.2. Підрахунок запасів газу, рідких вуглеводнів і супутніх 
компонентів 
Види запасів і методів обчислень. Запаси поділяються на 
потенційні і видобувні. 
Видобувні запаси газу відрізняються від потенційних на 
коефіцієнт газовіддачі (відношення видобувного обсягу газу Qвид до 
загального обсягу газу в пласті до початку експлуатації Q): 
  
    
 
   
  
 
   
  
  
  
  
,                    (3.24) 
де Qо ‒ залишковий запас газу в пласті; 
ро ‒ мінімальний залишковий тиск у пласті (         
  за 
гирлового тиску          МПа,          
 ̅ 
        
). 
З формули (3.24) видно, що чим вищий початковий тиск у 
пласті, тим більший η. 
Наведені формули справедливі для незмінного об’єму порового 
простору і складу газу. При прояві пружноводонапірного режиму 
розробки Ωпт буде змінною величиною, яка залежить від часу й інших 
параметрів. 
Під час розвідки і розробки газових родовищ запаси газу 
визначають як об’ємним методом, так і за падінням тиску. 
Поширений об’ємний метод, оскільки ним користуються на 
будь-якій стадії розвідки і розробки родовища. Цей метод заснований 
на визначенні тиску, газонасиченості, пористості та геометричних 
розмірів газоносної частини пласта, для чого бурять багато 
розвідувальних свердловин із великим відсотком відбору керна з 
продуктивних пластів. 
У неоднорідних, особливо в карбонатних і тріщинуватих 
колекторах достовірні параметри, такі як ефективна пористість m і 
ефективна товщина h пласта чи їх добуток (коефіцієнт ємності 
колектора), визначити важко. 
Запаси газу за падінням тиску обчислюють під час дослідно-
промислової експлуатації та розробки родовища. Цей метод 
підрахунку запасів газу надійніший: основним завданням є 
правильність установлення середньозваженого тиску за об’ємом 
порового простору і точний облік видобутого газу. 
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Для точного визначення середньозваженого тиску необхідно 
знати, як і в об’ємному методі, розподіл коефіцієнта ємності 
колектора mh за площею пласта. 
Підрахунок потенційних (пластових) запасів газу об’ємним 
методом. Запаси, тобто об’єм газу в пласті, визначають, виходячи з 
геометрії порового простору і характеристики газу. 
Для елемента об’єму пласта dV відповідно до рівняння стану 
реального газу маємо: 
   
   
   
 
  
    ,                                (3.25) 
де dQ ‒ запас газу в елементі газоносного пласта об’ємом dV, 
приведений до стандартних умов (рст = 0,103 МПа і Тст = 293 К); 
р ‒ пластовий тиск, МПа; 
Т ‒ пластова температура, К;  
z ‒ коефіцієнт надстисливості при р і Т для даного складу газу; 
m ‒ пористість; 
α ‒ коефіцієнт газонасичення:         ‒ об’єм порового простору 
елемента пласта dV. 
Для звичайних газоносних пластів параметри m, α, p і T змінні 
як за потужністю, так і за площею покладу. 
Запаси газу Q визначають інтегруванням формули (3.25) в 
межах: 0 – F (за площею F газоносної частини пласта) і 0 – h (за 
ефективною потужністю h пласта): 
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   ,            (3.26) 
де і ‒ кількість ділянок, що відповідають даному значенню. 
Методика визначення запасів газу за формулою (3.26) полягає в 
наступному. Для кожної свердловини спочатку визначають питомі 
запаси газу: 
  ∫
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     ,                  (3.27) 
де j ‒ кількість продуктивних пропластків у свердловині. 
Питомі запаси газу, що припадають на кожну свердловину, 
наносять на карту і, з’єднуючи лініями точки з однаковими їх 
значеннями, будують карту питомих запасів газу. За цією картою 
визначають площі, відповідні кожному значенню I. Запаси газу для 
пласта в цілому: 
  
   
   
∫     
   
   
 
 
∑     
   
   ,                   (3.28) 
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де i ‒ кількість ділянок, що відповідають значенню Ii. 
Часто потенційні запаси газу визначають за формулою 
  
   
   
    
        
             ,                     (3.29) 
в якій mсер, αсер, pсер, Tсер, zсер приймають або постійними, або як 
середньоарифметичні значення, або ж беруть середньозважені 
значення за товщиною і площею кожного параметра окремо з 
відповідних карт. 
Видобувні запаси газу у процесі обчислення об’ємним методом:  
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,                   (3.30) 
З наведеного матеріалу видно, що об’ємний метод підрахунку 
запасів газу за допомогою формули (3.29), який застосовується на 
практиці, вимагає великого обсягу обчислень і побудови значної 
кількості карт, необхідних для визначення середніх значень 
параметрів пласта. Кожен параметр визначають окремо замість 
інтегрування комплексу величин, як це випливає з формули (3.26), і 
при цьому можна отримати як завищені, так і занижені запаси газу 
порівняно з фактичними. 
Підрахунок  запасів  газу  за  падінням  тиску 
Підрахунок запасів газу за падінням тиску в однопластових 
родовищах при газовому режимі. Цей метод заснований на 
використанні рівняння матеріального балансу (3.20), в якому для 
випадку багатопластових покладів введено обсяг газу, який перетік 
Qг, приведеного до стандартних умов (у разі перетікання з інших 
пластів беруть зі знаком мінус, при витоку ‒ зі знаком плюс), крім 
того, приймають, що для всього пласта значення параметрів Т і z 
середні, а склад газу в процесі розробки постійний (R = const). 
   
   
   
   
  
  
 (         )
      
   
 ,               (3.31) 
Якщо газ не перетікає, а режим розробки газовий (Qпер = 0  і   
Ωп = Ωпт = Ω = const), формула (3.31) приймає вигляд (3.21). 
Обробляючи експериментальні дані, отримані під час 
експлуатації родовища, графічним шляхом у координатах    
  
(наведеного середньозваженого пластового тиску газового покладу) і 
сумарного відбору газу Qвид знаходять 1/α, як тангенс кута нахилу 
прямої p/z до Qвид. 
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Потенційні початкові запаси газу визначають за формулою 
(3.21) при рпт = 0: 
    
  
  
.                                    (3.32) 
Коефіцієнт α знаходять також за методом найменших квадратів. 
За методом падіння тиску, вже при відборі (5 ‒ 6) % від 
початкових запасів можна достатньо точно визначити запаси газу. 
Застосування цього методу дозволяє прискорити промислову розвідку 
газових родовищ. У зв’язку з цим, практично на всіх родовищах 
створюється можливість введення їх в дослідно-промислову 
експлуатацію і визначення запасів за методом падіння тиску. 
Протягом дослідно-промислової експлуатації родовища 
видобувають від 5 до 10 % від початкових запасів газу. У цей період 
уточнюють запаси газу методом падіння пластового тиску, в повному 
обсязі проводять геофізичні, гідродинамічні і акустичні дослідження 
свердловин для уточнення геологічної будови пласта, визначення 
параметрів і ступеня неоднорідності пласта й інших вихідних даних із 
метою складання проєкту розробки родовища з оптимальним 
значенням газо- і компонентовіддачі. 
Підрахунок запасів газу за падінням тиску в 
багатопластових родовищах при газовому режимі. Запаси газу 
багатопластових родовищ у разі роздільної експлуатації горизонтів і 
відсутності перетоків газу можна визначати окремо для кожного 
горизонту за методом падіння тиску, який застосовується для 
однопластових родовищ. 
Під час роздільної експлуатації кількох горизонтів однією 
свердловиною або за наявності перетікання між горизонтами запаси 
підраховують іншим способом. Найхарактерніші способи підрахунку 
запасів газу за методом падіння тиску в багатопластових родовищах: 
Підрахунок запасів газу для двох пластів у разі спільної їх 
експлуатації. У цьому випадку можливе перетікання газу з одного 
пласта в іншій. Позначають обсяг газу, що перетік, за розглянутий 
проміжок часу через Qп. Тоді для першого пласта: 
    
     
  
        
  
,                          (3.33) 
для другого пласта 
    
     
  
        
  
,                          (3.34) 
Складаючи і перетворюючи формули (3.33), (3.23), отримують: 
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 ,                             (3.36) 
де                 ; 
   
     
      
 ; 
   
     
      
 ; 
     ⁄ ; 
p ‒ середньозважений пластовий тиск. 
Будуючи залежність    
    
 ⁄  від        
 ⁄ , по відрізку, який 
відсікається на осі ординат, знаходять α1 і α2, як тангенси кута нахилу 
прямої до осі        
 ⁄ . 
Визначивши з формул (3.35) і (3.36) значення       ⁄  і α2, 
підставляють їх у формули (3.33) і (3.34), з яких отримують Qп,  Qвид1  
і  Qвид2. Маючи конкретні значення тисків і витрат газу, коефіцієнти 
α1 і α2 визначають за методом найменших квадратів. 
Знаючи α1 і α2, запаси газу в кожному горизонті знаходять за 
формулами: 
         
 ;                                (3.37) 
         
 .                                (3.38) 
Підрахунок запасів газу при його перетіканнях у початковій 
стадії розробки.  
Якщо розкриті два пласти, тиски в яких різні, тобто якщо 
          
 , то неминучі перетікання газу, що відбуваються до 
моменту, коли ця нерівність буде дотримуватися. Залежність    
  від 
Qп у цьому випадку характеризується кривою виду 4, рисунок 3.8. 
Початкова ділянка цієї кривої відповідає перетіканню. 
Запаси газу після закінчення перетікання визначають за 
кінцевою прямолінійною ділянкою кривої. Початкові запаси 
встановлюють проведенням лінії, паралельної кінцевій ділянці 
кривої, через ординату, відповідну пластовому тиску. 
Аналогічний вигляд має крива залежності    
  від Qвид, 
побудована за даними експлуатації однопластового родовища при 
неповному обліку всього видобутого газу з покладу, наприклад, 
унаслідок аварійного фонтанування. Аналогічний вид залежності    
  
від Qвид може бути і за відсутності перетікання, наприклад, коли 
середньозважене значення рпл занижене внаслідок того, що цей тиск 
не було враховано в частинах покладу, які не розробляються. 
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Наведена залежність за зовнішнім виглядом нагадує криву, що 
відповідає проявленню водонапірного режиму (рис. 3.8, крива 3). 
Тому у процесі аналізу отриманих кривих подібного виду 
враховують, що прояв водонапірного режиму для більшості родовищ 
починається не на початку експлуатації, а після відбору з покладу 
значного обсягу газу. 
 
Контрольні питання 
1. Які поклади називають газовими? 
2. Що називають газовим родовищем? 
3. Яка основна форма пластового покладу? 
4. Як називається найвища точка склепінчастого покладу? 
5. Як називаються бічні сторони склепінчастого пластового 
покладу? 
6. Як називається центральна частина зводового пластового 
покладу? 
7. Що називають покрівлею газоносного пласта? 
8. Що називають підошвою газоносного пласта? 
9. Що називають потужністю газоносного пласта? 
10. Що таке проста структурна пастка для вуглеводнів? 
11. Що розуміють під відміткою контакту газ–вода? 
12. Як визначається поверх газоносності? 
13. Що таке внутрішній контур газоносності? 
14. Що таке зовнішній контур газоносності? 
15. Від чого залежить проникність породи? 
16. Дайте визначення поняттю газонасиченості покладу. 
17. Що називають геологічним запасом покладу? 
18. Що називають газовим або газоконденсатним родовищем? 
19. Дайте характеристику газових родовищ. 
20. Дайте характеристику газонафтових родовищ. 
21. Дайте характеристику газоконденсатних родовищ . 
22. Дайте характеристику газогідратів. 
23. Чим характеризуються однофазні насичені газоконденсатні 
родовища  за фазовим станом? 
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24. Чим характеризуються однофазні ненасичені 
газоконденсатні родовища за фазовим станом? 
25. Чим характеризуються двофазні газоконденсатні родовища  
за фазовим станом? 
26. Чим характеризуються перегріті газоконденсатні 
родовища за фазовим станом? 
27. Що розуміють під гірським тиском?Які відмінності у 
поняттях «гірський» і «гірничий»? 
28. На які види поділяються за своєю структурою газорідинні течії? 
29. Що розуміють під режимом роботи пласта? 
30. Назовіть природні режими роботи газових покладів. 
31. Джерело енергії водонапірного режиму газового покладу? 
32. Джерело енергії газонапірного режиму газового покладу? 
33. На яку величину відрізняються видобувні запаси газу від 
потенційних? 
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РОЗДІЛ 4.  ГАЗОГІДРОДИНАМІЧНІ  МЕТОДИ  (ГДМ) 
ДОСЛІДЖЕННЯ  ГАЗОВИХ  І  ГАЗОКОНДЕНСАТНИХ 
ПЛАСТІВ  І  СВЕРДЛОВИН 
 
4.1. Загальні положення про газогідродинамічні методи 
дослідження (ГДМ) 
 
Газодинамічні дослідження пластів і свердловин (ГДМ) – 
комплекс методів для отримання інформації про термобаричні і 
фільтраційні характеристики газових і газоконденсатних пластів, 
умови припливу газу до вибоїв свердловин і продуктивності останніх. 
Проводять ГДМ під час стаціонарного і нестаціонарного режимів 
фільтрації із використанням рівняння збереження маси й імпульсу у 
фільтраційному русі, що пов’язують досліджувані параметри пласта з 
безпосередньо вимірюваними в процесі фільтрації газу в пласті, 
такими як витрата, вибійний і пластовий тиски в часі. 
Дослідження газових, газоконденсатних, нафтових і водяних 
пластів і свердловин ведуть у процесі буріння, розвідки структур, 
дослідної та промислової експлуатації родовищ і підземних сховищ. 
 
4.1.1.  Завдання і методи дослідження газових і 
газоконденсатних  пластів  і  свердловин 
Завдання дослідження пластів і свердловин полягає в отриманні 
вихідних даних для підрахунку запасів газу, проєктування, дослідної 
експлуатації, розробки, облаштування промислу, встановлення 
технологічного, гідродинамічного і термодинамічного режимів 
роботи свердловин і наземних споруд, оцінки ефективності робіт із 
інтенсифікації й контролю за розробкою та експлуатацією шляхом 
установлення продуктивної характеристики свердловин і параметрів 
пласта. 
Продуктивна характеристика свердловини – це сукупність 
таких відомостей: 
1. Залежність дебіту газу від різниці квадратів пластового і 
вибійного тисків, яка характеризує умови припливу газу до вибою 
свердловини. 
2. Значення коефіцієнтів фільтраційних опорів і рівняння 
припливу газу, які використовуються для визначення середніх 
значень параметрів привибійної зони пласта і прогнозу зміни дебіту і 
тиску в часі. 
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3. Залежність дебіту і вибійної температури від депресії на 
пласт. 
4. Залежність дебіту і гирлової температури від тиску на гирлі 
свердловини. 
5. Робочі і максимально допустимі дебіти свердловин, 
одержувані з аналізу умов руйнування привибійної зони свердловини, 
скупчення домішок на вибої, утворення гідратів, корозії обладнання, 
підтягування конусів води, технічних умов експлуатації тощо. 
6. Вільний і абсолютно вільний дебіти свердловини. 
7. Умови виносу рідини (води і конденсату), твердих частинок 
породи і ступінь очищення або засмічення привибійної зони 
свердловини за  різних депресій на пласт. 
8. Залежність зміни в часі дебіту газу, температури і тиску після 
розкриття свердловини для визначення періоду стабілізації 
параметрів пласта. 
9. Залежність зміни в часі температури і тиску на вибої і на гирлі 
після закриття свердловини, для визначення періоду наростання 
пластового (статичного) тиску і параметрів пласта. 
10. Проникність (провідність) привибійної і дренажної зон 
свердловини. 
11. Ємність дренажної зони свердловини (добуток ефективної 
товщини на пористість і газонасиченість). 
12. Неоднорідність пласта (наявність зон різко погіршеної 
провідності пласта). 
Класи гідродинамічних методів досліджень свердловин залежно 
від часу поділяються на дослідження за сталих (стаціонарних) і 
несталих (нестаціонарних) режимів фільтрації. До перших відносять 
зняття індикаторної кривої, що відбиває залежність між вибійним 
тиском і дебітом під час роботи свердловини на різних сталих 
режимах. До других відноситься зняття кривої відновлення тиску 
(КВТ) після зупинки, зняття кривих стабілізації тиску (КСТ) і дебіту 
під час пуску свердловини в роботу на певному режимі (з певним 
діаметром шайби, штуцера, діафрагми). 
Види досліджень за призначенням. За призначенням 
дослідження газових свердловин поділяються на первинні, поточні, 
комплексні та спеціальні: 
1. Первинні дослідження проводять на всіх розвідувальних і 
видобувних свердловинах і дозволяють: визначити параметри пласта і 
його продуктивну характеристику; встановити видобувні можливості 
свердловини, зв’язок між дебітом, вибійним і гирловим тисками і 
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температурою; режим експлуатації свердловини з урахуванням 
наявності та виносу рідких і твердих частинок у потоці, початковий 
пластовий тиск, ступінь і якість розкриття пласта тощо. 
2. Поточні дослідження проводять на видобувних свердловинах 
у процесі розробки родовища. Основна їх мета полягає в отриманні 
інформації, необхідної для аналізу і контролю за розробкою. Ці 
дослідження проводять також до і після проведення у свердловинах 
інтенсифікаційних або ремонтно-профілактичних робіт. 
3. Спеціальні дослідження проводять для визначення окремих 
параметрів, обумовлених специфічними умовами родовища: 
комплексні дослідження газоконденсатних свердловин із 
визначенням, крім гідродинамічних характеристик, зміни 
співвідношення між газовою і рідкою фазами і їх складу за різних 
гідродинамічних і термодинамічних умов; дослідження з контролю за 
станом газоводяного контакту, вивчення ступеня корозії 
свердловинного обладнання, визначення ступеня виснаження 
окремих пластів у процесі розробки, вивчення впливу вологи й 
руйнування пласта на продуктивність свердловини тощо. 
4. Комплексні дослідження основані на гідродинамічних, 
геофізичних, термодинамічних і радіоактивних методах із 
одночасною автоматизацією всіх показників, зокрема фізико-хімічних 
характеристик газу, води, агресивних домішок і конденсату, за різних 
тисків і температур у промислових умовах. Тільки під час 
комплексних досліджень отримують найдостовірніші дані про пласт, 
тоді як кожен вид дослідження окремо дає можливість отримати лише 
окремі характеристики. 
Крім основних параметрів вимірюють міжколонні тиски та їх 
зміну залежно від процесу, що проходить у свердловині. Ці 
дослідження дозволяють вивчити міжколонні перетікання газу, 
герметичність свердловини і можливість перетоку газу у 
вищерозміщені пласти. Весь процес дослідження свердловин 
фіксують у часі. 
 
4.1.2. Підготовка свердловини до газогідродинамічних 
досліджень 
Чинники, що обумовлюють підготовку газової свердловини до 
досліджень, визначаються: 
1. Призначенням дослідження (первинне, поточне, спеціальне) і 
обсягом необхідної інформації. 
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2. Геологічними особливостями покладу, характеристикою 
пористого середовища та одержуваної продукції, тобто наявністю 
значного обсягу вологи (конденсаційної води, конденсату, фільтрату) 
і агресивних компонентів у складі газу, можливістю руйнування 
привибійної зони, утворенням гідратів у стовбурі свердловини у 
процесі випробування, підтягуванням конуса підошовної води. 
3. Конструкцією свердловини і глибинних приладів. 
4. Ступенем освоєння родовища, тобто наявністю наземних 
комунікацій зі збору та осушування газу; чинниками, що обмежують 
тиск, температуру і дебіт свердловини у процесі випробування тощо. 
Порядок підготовки. Перед випробуванням свердловини, що 
вийшла з буріння, її освоюють, не допускаючи утворення на вибої 
піщано-глинистої пробки. В умовах можливого руйнування пласта і 
підтягування конуса підошовної води створення великих депресій на 
пласт не допускається. Залежно від очікуваного дебіту вибирають 
такі фонтанні труби, щоб забезпечувався винос потоком газу твердих 
і рідких домішок із вибою свердловини. Дотримуючись цих умов, 
продувають свердловину багатоцикловим методом, який полягає в 
тому, що продування йде при змінному (близько 4 – 5 значень) 
діаметрі шайб (штуцерів) спочатку у прямому (починаючи з 
мінімального), а потім у зворотному напрямку. У процесі продування 
роблять 2 – 3 цикли по (30 – 40) хв, і здійснюють контроль за виносом 
домішок за допомогою сепараційних установок. Збіг наступного 
циклу з попереднім є кінцем процесу очищення вибою, якщо немає 
інших причин (наприклад, приріст нових інтервалів), що впливають 
на продуктивність свердловини. Останнє перевіряють у процесі 
досліджень глибинними дебітоміром, шумоміром, термометром. 
 
4.2. Газогідродинамічні дослідження свердловин за 
усталених режимів (метод усталених відборів) 
 
4.2.1. Параметри, які визначають методом усталених відборів 
Дослідження свердловин у разі стаціонарних режимів фільтрації 
називають методом усталених відборів, який базується на зв’язку 
між усталеними вибійними (гирловими) тисками і дебітом газу на 
різних режимах і дозволяє визначити: 
–  залежність дебіту газу від депресії на пласт і тиску на гирлі; 
– зміну вибійного і гирлового тисків і температур від дебіту 
свердловин; 
–  оптимальні робочі дебіти газу і причини їх обмежень; 
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–  рівняння припливу газу до вибою свердловини; 
– коефіцієнти фільтраційного опору, що застосовуються для 
визначення продуктивної характеристики свердловини і привибійної 
зони пласта, обчислення технологічного режиму і оцінки 
ефективності методів інтенсифікації припливу газу; 
– абсолютно вільний і вільний дебіти газу, що 
використовуються для оцінки можливостей пласта і свердловини; 
– умови руйнування привибійної зони, скупчення домішок на 
вибої та їх виносу зі свердловини; обсяг винесених твердих частинок і 
рідини (води й конденсату) залежно від депресії на пласт; 
– технологічний режим роботи свердловин із урахуванням 
різних чинників; 
–  зміну тиску й температури у стовбурі свердловини залежно 
від дебіту; 
–   коефіцієнт гідравлічного опору труб; 
– ефективність таких ремонтно-профілактичних робіт, як 
інтенсифікація, кріплення привибійної зони, додаткова перфорація, 
заміна фонтанних труб тощо. 
 
4.2.2.  Методика  проведення  випробувань  газових  
свердловин 
1. Складають детальну програму випробувань, готують 
відповідні прилади та обладнання (діафрагмовий вимірювач, 
породоуловлювач, манометри), монтують їх на свердловині. 
Породоуловлювач використовують для визначення обсягу твердих 
домішок. 
2. Для очищення вибою від рідини і твердих частинок 
свердловину продувають, вимірюючи з моменту пуску дебіт газу і 
тиск на головці та в затрубному просторі тими ж приладами, що й під 
час випробування. При цьому треба враховувати можливе винесення 
з пласта значного обсягу твердих частинок у разі високих дебітів, що 
може стати причиною роз’їдання обладнання, утворення пробки на 
вибої, а за наявності підошовної або контурної води – прориву 
водяного конуса або язика у свердловину. 
3. Перед початком досліджень методом сталих відборів тиск на 
гирлі свердловини повинен бути статичним рст. Дослідження 
проводять, починаючи від менших дебітів до великих (прямий хід). 
Свердловину пускають у роботу з невеликим дебітом до повної 
стабілізації тиску і дебіту. Першу точку індикаторної лінії вибирають 
з умови, щоб тиск і дебіт свердловини на діафрагмі (шайбі, штуцері) 
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не змінювався. Процес стабілізації тиску і дебіту безперервно 
реєструють і отриманий тиск використовують для визначення 
параметрів пласта. 
Після відповідних вимірювань тиску на вибої, на гирлі (у 
фонтанних трубах), у затрубному та міжтрубному просторах і 
температури в необхідних точках, дебітів газу, рідини і обсягу 
твердих частинок свердловину закривають. Тиск у свердловині 
починає відновлюватися. Процес відновлення тиску до рст фіксують 
безперервно, що дозволяє при відповідній обробці визначити 
параметри пласта по кривій відновлення тиску (КВТ). 
Повний цикл зміни тиску на одному режимі показаний на 
рисунку 4.1. Дослідження свердловин проводять не менше ніж на 5 – 6 
режимах прямого і 2 – 3 режимах зворотного ходу. На всіх режимах 
дотримуються умов, виконаних на першому режимі, і проводять 
аналогічні виміри тиску, температури, дебіту газу, рідини і твердих 
частинок. Увесь процес зняття індикаторної лінії за стаціонарних 
режимів фільтрації показаний на рисунку 4.2. 
 
 
Рисунок 4.1 – Зміна тиску при дослідженні свердловини на 
одному режимі  
Для точного визначення дебіту газу і вимірювання обсягу та 
складу рідини, твердих частинок, що виносяться в процесі 
випробування на різних режимах, перед приладом установлюють 
породовловлювач, сепаратори, конструкції яких вибирають із 
урахуванням умов роботи свердловини. За наявності рідини в потоці 
газу бажано, щоб один із режимів зворотного ходу був із найменшим 
дебітом. Цей контрольний режим дозволяє визначити наявність 
рідини на вибої, винесення якої було утрудненим при прямому ході 
на початку випробування свердловини заданої конструкції. 
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За наявності пакера в затрубному просторі й значного обсягу 
вологи в потоці газу визначення вибійного тиску за тиском на гирлі 
призводить до істотних похибок. У цьому випадку користуються 
глибинним манометром із місцевою або дистанційною реєстрацією 
вибійного тиску нa різних режимах. Для порівняно сухого газу й 
свердловини з чистим вибоєм вибійний тиск визначають 
розрахунковим шляхом. За наявності значного обсягу вологи в 
продукції вибійний тиск за вимірами на гирлі свердловини у 
фонтанних трубах визначають приблизно з використанням 
відповідних коефіцієнтів опору з урахуванням обсягу вологи в газі, 
що видобувається. 
 
 
Рисунок 4.2 – Зміна тиску при дослідженні свердловин на  
стаціонарних режимах фільтрації 
1 – 6 – прямий хід; 1зв, 2зв, 3зв – зворотний хід 
Якщо свердловина перед початком випробування працювала, то 
її слід закрити для відновлення тиску до рст, потім виміряти тиск і 
температуру з метою визначення пластового тиску. У разі можливого 
утворення стовпа рідини на вибої користуються глибинним 
манометром. Під час випробування газоконденсатних свердловин, 
для визначення обсягу конденсату на різних режимах 
використовують двоступеневу сепарацію газу. Якщо свердловина, що 
досліджується, не підключена до промислового пункту підготовки 
газу, цю роботу виконують за допомогою пересувних установок. 
Для контролю за якістю одержуваних даних у процесі 
випробування проводять первинну їх обробку безпосередньо на 
свердловині. У разі значного розкидання точок або аномального 
вигляду індикаторної кривої випробування повторюють. 
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4.2.3.  Способи  обробки  індикаторної  кривої  (ІК) 
Рівняння припливу газу до вибою свердловини, яке характеризує 
залежність втрат тиску у пласті від дебіту газу – це рівняння параболи 
(рис. 4.3, крива 1), що зветься індикаторною кривою (ІК): 
      
    
        ,                           (4.1) 
У рівнянні (4.1): рпл і рв – пластовий і вибійний тиски; а і b – 
коефіцієнти фільтраційного опору, залежні від параметрів 
привибійної зони пористого середовища та конструкції вибою 
свердловини; Q – дебіт газу, в тис. м3/добу (за атмосферного тиску і 
Тст). 
Коефіцієнти фільтраційних опорів: 
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      ],                      (4.3) 
де l – коефіцієнт макрошорсткості породи;  
С1 – С4 – коефіцієнти, що враховують недосконалість за характером і 
ступенем розкриття в лінійній і квадратичній частинах рівняння 
припливу;  
Rпр – приведений радіус впливу свердловини: 
    
  
 
√
  
        
;         (4.4) 
Rϭ – середньоарифметичне від відстаней до сусідніх свердловин;  
Qс – дебіт свердловини;  
Qϭ – сумарний дебіт сусідніх свердловин. 
Обробка  за  усталених  режимів 
Лінеаризація рівняння припливу і визначення коефіцієнтів. 
Залежність     
  від Q нелінійна (рис. 4.3, крива 1), тому її 
лінеаризують шляхом ділення на Q. За результатами випробування 
для кожного режиму обчислюють     ⁄ , отримані значення 
наносять на графік (рис. 4.3, крива 2), через нанесені точки проводять 
пряму. Значення коефіцієнта a визначають за відрізком, який 
відсікається цією прямою на осі ординат, а значення b ‒ як тангенс 
кута нахилу прямої до осі абсцис. Коефіцієнти a і b можна обчислити 
за методом найменших квадратів. 
Методика визначення вільного дебіту. Вільний дебіт ‒ це дебіт, 
який давала б досконала свердловина за тиску на гирлі рівному 0,1 МПа, 
і характеризує свердловину. 
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Порядок обчислень. Приймають zсер = 1 і за формулою (4.5) 
визначають вільний орієнтовний дебіт Qвільн.ор. Потім знаходять 
вибійний тиск, який відповідає цьому дебіту, вирішуючи рівняння 
припливу (4.1). Якщо знайдений вибійний тиск не перевищує 2 МПа 
(тобто       ), то обчислене значення Qвільн.ор приймають за істинне. 
Якщо вибійний тиск більший 2 МПа, то перераховують рв і Qвільн із 
урахуванням zсер, яке визначають для середнього вибійного тиску, 
знайденого за виразом          ⁄ . Процес обчислень ведуть до 
збіжності даних. Швидкість витікання на гирлі визначають за 
формулою 
               
 ⁄ .                          (4.6) 
 
 
Рисунок 4.3 – Індикаторні діаграми в координатах 
1 –        
    
  – Q (ідеальний газ); 2 –     ⁄  – Q (ід. газ) 
Надкритичне витікання. Якщо швидкість витікання газу зі 
свердловини більша або дорівнює критичній (для метану ‒  
wкр = 400 м/с; для етану ‒ 287 м/с; для пропану ‒ 235 м/с), то 
витікання відбувається за абсолютного тиску на гирлі, більшого 
1 атм. Вільний дебіт визначають за формулою: 
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де             
 ;  
wкр ‒ критична швидкість витікання;  
D ‒ внутрішній діаметр труби. 
Абсолютно-вільний дебіт ‒ це дебіт, який давала б досконала 
свердловина за тиску на вибої, рівному 0,1 МПа, і характеризує 
продуктивні можливості пласта: 
     
√     (   
   )  
  
.                               (4.8) 
Обробка за невідомого пластового тиску (дослідження 
свердловин без їх зупинки) 
Сфера використання. Якщо періоди відновлення вибійного 
тиску до пластового тривалі або є небезпека розриву колони обсадних 
труб через занадто високий статичний тиск. 
Система координат ‒ 
   
     
 
     
 від Qn + Qi, 
де i = 1, 2, …, m;  
n ‒ порядковий номер режиму;  
m ‒ загальна кількість режимів.  
Кількість сполучень: 
    ∑ (   )    . 
Пластовий тиск обчислюють за формулою: 
    √   
         
 .                         (4.9) 
Дослідження свердловин із тривалим періодом стабілізації 
вибійного  тиску  і  дебіту 
Сфера застосування і види методів. Як випливає з назви методу 
сталих відборів, обов’язковою умовою для нього служить повна 
стабілізація тиску і дебіту на кожному режимі. Ця умова досить 
швидко (від кількох хвилин до кількох годин на кожному режимі) 
виконується на високопродуктивних пластах. У пластах із низькою 
продуктивною характеристикою досягнення повної стабілізації 
вибійного тиску і дебіту на кожному режимі і відновлення тиску між 
режимами збільшує до місяця і більше тривалість випробування 
109 
свердловин. Тому для свердловин, що розкрили низькопродуктивні 
пласти, розроблені модифікації методу сталих відборів, які 
дозволяють істотно скоротити тривалість їх випробувань. До таких 
методів належать: ізохронний, експрес-метод, прискорено-ізохронний 
і метод монотонно-ступінчастої зміни дебіту. 
Ізохронний  метод  
У кожному режимі свердловина експлуатується один і той же 
час tp. Орієнтовно величину цього часу (в годинах) визначають за 
формулою: 
                                               (4.10) 
де         
 ⁄  – число Фур’є; 
      (  )⁄  – коефіцієнт п’єзопровідності, см
2/с; 
rc – радіус свердловини, см; 
μ – в’язкість, сПз; 
k – проникність, мкм2; 
pпл – пластовий тиск, атм. 
Методика проведення. Після закриття свердловини у процесі 
переходу на інший режим витримують час, необхідний для 
встановлення початкового статичного тиску. Характерний вид 
стабілізації і відновлення тиску під час випробувань свердловини 
ізохронним методом показаний на рисунку 4.4. 
  
 
 
 
 
 
Рисунок 4.4 – Графік стабілізації і відновлення тиску у процесі 
дослідженні свердловин ізохронним методом  
I – VI – режими 
Як видно з рисунка, після пуску свердловини в роботу на 
кожному режимі відбувається неповна стабілізація з однаковою 
тривалістю tp = const, із повним відновленням до статичного тиску pст 
після кожного режиму. 
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Обробляють отриману індикаторну криву наведеним вище 
методом за формулою: 
   
      
 
  
  (  )      
За отриманим коефіцієнтом b знаходять значення коефіцієнта a, 
характерного для сталого процесу. Для цього на одному із середніх 
режимів свердловину підключають до газопроводу до повної 
стабілізації вибійного тиску (рв.стал) і дебіту Qстал 
  
   
         
        
 
     
 
Якщо перед початком дослідження свердловина працювала 
тривалий час, то в якості рв.стал і Qстал використовують відповідні 
параметри цього режиму. 
Тривалість стабілізації tст, у годинах, визначають за формулою: 
Fо = 0,34,                                     4.11) 
де           
 ⁄  – число Фур’є; 
    ∑   ⁄     
к – коефіцієнт п’єзопровідності, см2/с;  
Ri – відстань до сусідніх свердловин, м. 
Переваги методу. Порівняно з методом сталих відборів 
дослідження свердловин ізохронним методом дозволяє завдяки 
скороченню тривалості роботи на режимах практично у два рази 
зменшити загальний час, необхідний для випробування свердловин. 
Недоліки методу. Необхідність відновлення тиску до рст між 
режимами, що вимагає практично стільки ж часу, скільки і при повній 
стабілізації тиску і дебіту на режимах, інколи знижує ефективність 
застосування ізохронного методу. 
Прискорено-ізохронний  метод 
Якщо повне відновлення тиску між режимами вимагає великих 
витрат часу, то застосовують модифікацію ізохронного методу – 
прискорено-ізохронний метод. Сутність його полягає в наступному. 
Дослідження на кожному режимі проводять так само, як і в 
ізохронному методі, з однаковою тривалістю роботи tp. Під час 
переходу на інший режим свердловину закривають і витримують не 
до повного відновлення тиску рст, а до деякої величини рум (рис. 4.4). 
Мінімальне значення рум визначають із КВТ, побудованої в 
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координатах рв – t, і відповідає точкам припинення інтенсивного 
росту тиску. 
Результати дослідження обчислюють за формулою: 
      
      
 
  
  (  )     .                      (4.12) 
Експрес-метод  
Цей метод застосовується, якщо зупинка свердловин у процесі 
зміни режимів для відновлення тиску до статичного призводить до 
тривалого їх простою. 
Суть методу. Тривалість роботи tp і простоювання свердловин 
між зміною режимів tв та сама (20 – 30 хв). Характерний вид зміни 
тиску в часі під час випробування свердловини експрес-методом 
показаний на рисунку 4.5. 
 
 
Рисунок 4.5 – Графік стабілізації і відновлення тиску  
під час дослідження свердловин експрес-методом 
I – VI – режими; tp = tв; tp – тривалість стабілізації (роботи 
свердловини); tв – тривалість відновлення 
Методика обробки. Індикаторну криву обробляють за 
формулою: 
   
     
      
  
  (  )     , 
де рвn і Qn – вибійні тиск і дебіт, відповідно, для n-го режиму; 
коефіцієнт β – визначається з кривої наростання тиску; 
коефіцієнт Cn – для кожного режиму визначають за формулою: 
   ∑   
     
    
     
   
; 
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n – кількість режимів, вважаючи режимом і зупинку свердловини під 
час заміни шайб (штуцерів); 
i = 1, 2,…, n; 
Qi – дебіт i-го режиму. 
Метод  монотонно-ступінчастої  зміни  дебітів  
Цей метод на відміну від експрес-методу виключає необхідність 
зупинки свердловини між режимами. 
Суть методу. Перед дослідженням свердловина працює на 
одному режимі з повною стабілізацією тиску рстал і дебіту Qстал. 
Подальший порядок дослідження залежить від необхідності 
вимірювання статичного тиску рст. 
Якщо рст не вимірюють, то після досягнення повної стабілізації 
на одному режимі свердловину зупиняють на час tо, явно недостатній 
для відновлення тиску до пластового (на гирлі до статичного рст). 
Величину tо в середньому приймають рівною tо ≈ (4 – 10) год. У момент 
tо вимірюють вибійні тиск рв.о і температуру Тв.о. Потім свердловину 
пускають у роботу на першому режимі з дебітом Q1 і тривалістю tp на 
цьому і наступних режимах із дебітами           . Тривалість 
роботи на режимах tp оцінюють за формулою: 
   (        )  . 
Переведення на новий режим проводять практично без зупинки 
свердловини або із зупинкою не більше ніж на (2 – 3) хв. Цю умову 
виконують застосуванням регульованих штуцерів, засувок-кранів 
тощо. 
Якщо після встановленого режиму свердловину закривають для 
вимірювання статичного тиску рст, то після вимірювання рст вводять її 
в роботу з дебітом          тривалістю tо. Подальший порядок 
дослідження аналогічний описаному. 
Методика обробки. Обробку результатів проводять за 
двочленною формулою, в якій в якості пластового тиску беруть тиск 
на вибої рв.о в момент tо. Якщо свердловину досліджували без зупинки 
на вимірювання статичного тиску, то обробку результатів ведуть у 
координатах: 
    
     
   ⁄    . 
Отримана пряма відсікає на осі ординат відрізок, рівний a, і має 
кут нахилу до осі абсцис Qp рівний b. 
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Якщо свердловину зупиняли для вимірювання статичного тиску, 
то у праву частину рівняння індикаторної залежності додають 
доданок: 
          
       . 
 
4.2.4. Вплив зміни властивостей газу і пористого середовища 
від тиску на коефіцієнти фільтраційних опорів (форму 
індикаторної кривої (ІК) 
Вплив різних чинників на форму індикаторної кривої 
Причини порушення виду індикаторної кривої. Іноді отримувана 
залежність відрізняється від двочленної. Випробування у таких 
випадках повторюють, а якщо це неможливо, то використовують 
наближені методи обробки результатів дослідження. 
Якщо зміни k, l, h від депресії незначні, то індикаторні криві 
спотворюються в меншій мірі, і в таких випадках виявлення причин 
спотворення індикаторних кривих пов’язане з певними труднощами. 
Часто зустрічаються випадки, коли ступені впливу різних параметрів 
можуть компенсувати один одного, і в кінцевому рахунку 
індикаторна крива, незважаючи на зміни окремих параметрів, що 
відбуваються у процесі випробування, зберігає стандартну форму. 
Виходячи з викладеного, у процесі обробки індикаторних 
кривих слід звернути увагу на: 
– наявність в розрізі пропластків із різними пластовими 
тисками; 
– забруднення привибійної зони і можливе очищення цієї зони в 
міру зростання депресії; 
– можливість випадання і накопичення у привибійній зоні 
конденсату; 
– можливість утворення піщаної або рідкої пробки; 
– величини тиску і депресії на пласт, здатні істотно змінити 
властивості газу на різних режимах; 
– ступінь відновлення тиску між режимами і стабілізації тиску й 
дебіту на режимах; 
– можливість утворення конуса води або нафти з нафтової 
облямівки; 
– можливість утворення гідратів. 
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Обробка індикаторних кривих (ІК) із урахуванням реальних 
властивостей газу 
Причини необхідності врахування реальних властивостей газу. 
Зміни тиску і температури на режимах призводять до зміни 
коефіцієнтів в’язкості і надстисливості, а, отже, через варіації 
коефіцієнтів опору а і b до зміни форми індикаторної кривої, яка стає 
опуклою до осі Q (рис. 4.6, крива 3). 
Тому при змінних μ і z від тиску формула припливу (4.1) не 
піддається обробці для визначення коефіцієнтів фільтраційних 
опорів. 
Параметри, які треба враховувати. Зміна температури не 
пропорційна зміні депресії, а набагато менша. У зв’язку з цим, вплив 
зміни тиску і температури від режиму до режиму на μ і z можна 
замінити на їх зміну лише від тиску газу (зміна тиску з 58,7 МПа до 
25 МПа призводить до зменшення в’язкості на 40 %, а коефіцієнту 
надстисливості на 30 %). 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 4.6 – Індикаторні діаграми залежно від чинників 
впливу 
1 – стандартна; 2 – очищення привибійної зони ; 3 – реальні 
властивості газу, скупчення рідини або породи на вибої, неповне 
відновлення пластового і вибійного тисків, фільтраційно-ємнісні;  
4 – багатопластовий поклад 
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Нижні межі тиску і депресії, з яких треба враховувати реальні 
властивості газу –     (     )    , відношення        ⁄     . 
Формула  припливу для реального газу: 
   
      
 
    
     
       
  
    
 ,                         (4.13) 
де a′ і b′ ідентичні співвідношенням для a і b, за умови виключення з 
них співмножників μz. 
Формулу (4.13) використовують для визначення коефіцієнтів a і 
b, розділивши праву і ліву частину на Q. 
Вплив зміни ємнісних і фільтраційних властивостей пласта 
від тиску на форму індикаторних кривих  
Параметри, що визначають фільтраційно-ємнісні властивості 
пласта. Зміни коефіцієнтів пористості m, проникності k і 
макрошорсткості l від тиску. 
Чинники, що впливають на деформацію пласта при зміні 
депресії. В цілому ступінь деформації залежить від мінерального 
складу порід, ступеня зцементування частинок, що складають породу, 
глибини залягання пласта, механічних властивостей колектора, 
депресії на пласт тощо. Тому для кожної породи існують свої 
реологічні залежності, як в області пружної, так і пластичної 
деформації. 
Ступінь і характер залежностей фільтраційно-ємнісних 
параметрів від депресії. Впливом зміни пористості на ємнісні 
параметри пласта можна знехтувати. При цьому проникність 
колекторів сильніше залежить від тиску, ніж їх пористість. Зміни 
проникності колекторів враховують у разі фільтрації газу в 
глибокозалеглих покладах і створенні значних депресій на пласт, а 
також за наявності тріщинуватості. Залежність коефіцієнта 
проникності тріщинуватих колекторів від перепаду тиску визначають 
за формулою: 
         
    (       ), 
де kт.о – коефіцієнт проникності тріщинуватої породи за початкового 
пластового тиску; 
pпл.п – початковий пластовий тиск;  
р – поточний вибійний тиск;  
βт – коефіцієнт стисливості тріщин. 
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Значна зміна проникності (особливо в тріщинуватих колекторах) 
у разі зміни депресії на пласт на різних режимах призводить до 
спотворення результатів випробування. 
Коефіцієнт макрошорсткості залежить від проникності і 
пористості, і так-як зміна тиску незначно впливає на пористість, то 
характер зміни l від тиску наближено можна прийняти таким же, як і 
коефіцієнт проникності k від тиску. У більшості випадків зі 
зниженням тиску коефіцієнти k і l зменшуються. Чим менша 
проникність і макрошорсткість порід, тим менша їх зміна від тиску. 
При цьому найбільш виражена залежність зазначених параметрів для 
тріщинуватих порід. Зменшення коефіцієнтів k і l із падінням тиску 
призводить до збільшення коефіцієнтів фільтраційного опору Таким 
чином, індикаторна крива увігнута до осі (рис. 4.6, крива 3). 
Зв’язок коефіцієнта шорсткості з пористістю і проникністю. 
Між шорсткістю l і коефіцієнтами пористості та проникності є такий 
зв’язок: 
              ⁄   , 
де d – ефективний діаметр частинок породи; коефіцієнт 12·10–5 у 
загальному випадку залежить від виду породи. У разі невідомого 
гранулометричного складу можна скористатися залежністю: 
     , 
де m і n – чисельні коефіцієнти, що залежать від виду породи (для 
теригенних слабкозцементованих порід             і n = 1,45). 
Формула припливу в умовах зміни μ, z, k, і l від тиску: 
(   
      
 )  ̅( )
  ̅( ) ( )
    
   
      ̅( )
,                      (4.14) 
де a* і b* ідентичні співвідношенням для a і b за умови виключення з 
них співмножників μz/k після підстановки замість l співвідношення: 
l = mkn   (m = 0,425·10‒9 і n = 1,45). 
Вплив процесів забруднення та очищення вибою 
свердловини  на  форму  індикаторної кривої 
Процес утворення та руйнування пробки. Збільшення депресії 
веде до руйнування порід і утворення заторів, але в той же час 
швидкість потоку зі збільшенням депресії на пласт зростає. За 
наявності піщаної або рідинної пробки збільшення швидкості 
призводить до руйнування і поступового виносу пробки. 
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Зміна індикаторної кривої у разі скупчення породи або рідини на 
вибої. Коефіцієнти a і b також збільшуються й індикаторна крива буде 
крутішою, ніж за незмінних a і b. У координатах Δp2/Q від Q замість 
прямої буде крива, випукла до осі дебітів (рис. 4,6, крива 3). Під час 
подальшого винесення домішок із вибою у разі великих дебітів точки 
на індикаторній кривій розташовуватимуться нижче, так як перепад 
тиску для їх значень буде менший, ніж у початкових дослідах. 
Зв’язок наявності піщаної пробки з недосконалістю свердловини 
за ступенем розкриття. Наявність піщаної пробки у свердловині 
практично рівносильна недосконалості свердловини за ступенем 
розкриття, зі збільшенням коефіцієнтів недосконалості під час 
утворення пробки і зменшенням при очищенні вибою. 
Відношення дебітів свердловини з пробкою і без пробки. 
Продуктивність газових і нафтових свердловин, які експлуатують 
пласт, повністю перекритий піщаною пробкою, характеризується в 
основному проникністю пробки kпр і площею її перетину. 
Якщо проникність пробки дорівнює проникності пласта k, то у 
разі повного перекриття продуктивного інтервалу дебіт свердловини 
буде визначатися поверхнею для припливу газу в її стовбур. Ця 
поверхня визначається діаметром обсадної колони: 
     
 . 
За відсутності пробки поверхню припливу визначають за 
формулою: 
       , 
де h ‒ товщина пласта. 
У разі ідентичних законів фільтрації і вихідних параметрів 
пласта і свердловини дебіти свердловини з пробкою і без пробки 
знаходяться в таких пропорціях: 
           ⁄      ⁄ . 
Якщо Rc = 0,1 м, h = 10 м і k = kпр, то: 
           ⁄       . 
Останнє означає, що дебіт свердловини, повністю перекритий 
пробкою, становить 0,5 % від дебіту без пробки. 
Зміна індикаторної кривої під час руйнування пробки (очищення 
привибійної зони). Зі зменшенням висоти пробки з ростом депресії 
величини a і b знижуються. Це призводить до спотворення 
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індикаторної кривої. У координатах Δp2/Q від Q замість прямої буде 
крива, увігнута до осі дебітів (рис. 4,6, крива 2). 
Псевдозріджена (висяча) пробка. Це явище відбувається тоді, 
коли виштовхувальна сила стає рівною гравітаційній. Така пробка 
осідає на вибій у разі зменшення швидкості потоку або під час 
закриття свердловини. 
Вплив стабілізації вибійного тиску і дебітів на форму 
індикаторної кривої 
Розгляд процесу неповної стабілізації і зміни коефіцієнтів 
фільтраційних опорів. Під час випробування свердловини, яка 
розкрила низькопроникні пласти, недотримання умов щодо повної 
стабілізації рвиб, Т і Q на окремих режимах і із відновлення тиску між 
режимами призводить до порушення досягнення контура живлення 
на кожному режимі. Тому на кожному режимі у формулі припливу 
замість Rк мають місце змінні радіуси Ri і коефіцієнти a і b, які за 
інших рівних умов на окремих режимах стають змінними. 
Зміна виду індикаторної кривої. Індикаторна крива має 
опуклість до осі     ⁄  (рис. 4.6, крива 2). Ця опуклість значна лише 
у разі великих змін (на два порядки) радіусу зони дренування на 
першому і останньому режимах дослідження. Різниця в радіусах 
дренування на різних режимах практично мало впливає на коефіцієнт 
b, і істотніше впливає на коефіцієнт a. 
Тривалість повної стабілізації: 
    
      
     
    
,                                  (4.15) 
де tст ‒ тривалість повної стабілізації тиску, с;  
Rк ‒ радіус контура живлення, м;  
аг ‒ газонасиченість;  
m ‒ пористість;  
μ ‒ динамічна в’язкість; 
pпл ‒ пластовий тиск, МПа; 
k ‒ проникність, мкм2. 
Вплив охоплення нових інтервалів у процесі дослідження 
свердловин на форму індикаторної кривої 
Форма індикаторної кривої у разі розкриття кількох 
продуктивних горизонтів. 
Залежність     ⁄  від Q є кривою (рис. 4.6, крива 2). 
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Залежність коефіцієнтів a і b від товщини інтервалів, 
проникності і шорсткості. Коефіцієнти a і b, залежні від k, l і h, 
можуть змінюватися від режиму до режиму довільно, або поступово 
погіршуватися, якщо родовище виснажується нерівномірно. Чим 
більша товщина задіяного в роботу пласта і чим вищі коефіцієнти 
проникності та макрошорсткості, тим менші значення a і b і тим 
сильніше змінюється характер індикаторної кривої. В цілому 
характер зміни індикаторної лінії визначається сукупним впливом 
μ(p, T), z(p, T), k(p), l(p), k(Δp), l(Δp) і h(Δp). 
Чинники, що ускладнюють урахування охоплення нових 
інтервалів: 
– для правильної інтерпретації індикаторної кривої потрібно 
знати величини k і l для кожного інтервалу, що підключається, хоча 
завданням дослідження якраз і є визначення цих параметрів; 
– усі інші параметри, за винятком k і l, можуть бути обчислені 
шляхом використання емпіричних залежностей або виміряні. 
Зміна індикаторної залежності у разі лінійної зміни товщини. 
Крива залежності Δр2 від Q має опуклість до осі Δр2. Якщо товщина 
збільшується лише на перших режимах, то індикаторна крива 
спочатку має одну кривизну (найчастіше опуклістю до осі Δр2), а 
потім після переходу на режими h = const, іншу стандартну кривизну 
з опуклістю до осі дебітів (рис. 4.6, крива 4). 
Чинники, що впливають на результати обробки індикаторних 
діаграм. Якщо зміни k, l, h від депресії незначні, то індикаторні криві 
спотворюються меншою мірою, і виявлення причин їх спотворення 
пов’язане з певними труднощами. Часто зустрічаються випадки, коли 
ступені впливу різних параметрів можуть компенсувати один одного, 
і індикаторна крива, незважаючи на зміни, що відбуваються у процесі 
випробування окремих параметрів, зберігає стандартну форму. 
 
4.3. Дослідження свердловин у разі нестаціонарних режимів  
фільтрації 
 
Види досліджень. Дослідження свердловин у разі 
нестаціонарних режимів фільтрації полягають у знятті і обробці 
кривих: 
– наростання (відновлення) кривої вибійного тиску (КВТ) після 
зупинки свердловини; 
– стабілізації тиску і дебіту (КСТ) після пуску свердловини; 
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– перерозподілу тиску у разі постійного дебіту і дебіту за 
постійного вибійного тиску; 
– перерозподілу тиску в реагуючих свердловинах під час пуску 
або зупинки збурюючої (дослідної) свердловини (прослуховування 
свердловини); 
– зміни дебіту і тиску під час експлуатації свердловини. 
Параметри, які визначаються за допомогою нестаціонарних 
методів – провідність kh = kh/μ і проникність k не лише привибійної 
зони, але й віддалених від свердловини ділянок пласта; 
п’єзопровідність к = k·pпл/(m·μпл); пористість m або добуток 
ефективної потужності на пористість; зони з різко вираженою 
неоднорідністю пласта (наявність екранів або зон погіршеної 
провідності); умови роботи свердловини, пластовий тиск тощо. 
 
4.3.1. Методи зняття і обробки кривих вибійного тиску (КВТ) 
Методика отримання вихідних даних для КВТ 
Свердловину підключають до газопроводу або газ випускають в 
атмосферу (якщо свердловина перед цим була закрита), реєструючи 
зміну тиску на головці, у затрубному просторі і вимірнику дебіту. 
Після досягнення стабілізації свердловину закривають і знімають 
криву зміни наростання тиску на головці і у затрубному просторі 
залежно від часу. 
Вибійний тиск визначають за тиском на гирлі розрахунковим 
шляхом, але краще знімати криві наростання вибійного тиску за 
допомогою диференційних, глибинних манометрів. Зняття КВТ на 
вибої пріоритетне в усіх випадках, особливо у високодебітних 
свердловинах, які працюють із малими депресіями й розкривають 
пласт із високою температурою. 
Методи  обробки  кривих вибійного тиску 
Чинники, що впливають на методику обробки КВТ. Методика 
обробки КВТ істотно залежить від темпу наростання тиску після 
зупинки свердловини, наявності сусідніх свердловин і відстані між 
ними. Якщо досліджувана свердловина віддалена від сусідніх, що 
працюють на (3 ‒ 4) км і тривалість її роботи незначна, то цю 
свердловину можна розглядати в «нескінченному» пласті. В іншому 
випадку процес відновлення тиску треба розглядати як процес, який 
відбувається в пласті кінцевих розмірів. 
А) Методи обробки КВТ в умовах «нескінченного» пласта 
а) Велика тривалість роботи свердловини (рис. 4.7). 
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Умови застосування ‒ Т ≥ 20 t, де t ‒ час, необхідний для 
відновлення тиску, T ‒ тривалість роботи свердловини до зняття КВT. 
Використовувана залежність: 
    
         ,                               (4.16) 
де         
           
      
      
     
     
 ; 
  
                   
      
; 
рвиб і рвиб.о ‒ поточний і початковий абсолютні вибійні тиски (до 
зупинки свердловини), МПа; 
Qо ‒ дебіт свердловини до зупинки, м
3/с; 
rс.пр ‒ приведений радіус, м; 
t ‒ тривалість відновлення тиску, с; 
h ‒ ефективна товщина пласта, м; 
        ⁄  ‒ коефіцієнт п’єзопровідності, м
2/с; 
m ‒ пористість, частки одиниці; 
pпл ‒ абсолютний пластовий тиск, МПа; 
b ‒ коефіцієнт нелінійного опору в двочленній формулі стаціонарного 
припливу до свердловини (МПа/(тис.м3/добу))2; 
μпл ‒ в’язкість газу в пластових умовах; 
zпл ‒ коефіцієнт надстисливості газу за пластових тиску і 
температури; 
Тст = 293 К;  
рат = 0,1 МПа; 
rпр ‒ приведений радіус свердловини:          
  ; 
С – коефіцієнт скін-ефекту    (
 
  
  )    
  
  
 
 
  
(     ); 
k1 ‒ проникність привибійної зони Rо; 
C1 і C2 – коефіцієнти недосконалості свердловини за ступенем і 
характером розкриття. 
Визначення параметрів пласта. З прямої (рис. 4.7) знаходять 
коефіцієнти: а – рівний відрізку, що відсікається на осі ординат і  
β – тангенс кута нахилу. 
За отриманими значеннями а і β визначають такі параметри 
пласта: 
–  параметр провідності    
  
 
   із  β; 
– у разі відомої ефективної потужності значення проникності: 
  
   
 
; 
– у разі відомого коефіцієнта b параметр:  
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          *   
        
     
 
 
+; 
– для досконалої свердловини: коефіцієнт п’єзопровідності 
пласта –          
   і параметр mh або у разі відомих параметрів kh/μ і к: 
   
  
 
 
   
 
; 
– у разі відомого коефіцієнта п’єзопровідності – приведений 
радіус свердловини         
 ⁄  і параметр скін-ефекту, що 
характеризує досконалість свердловини і стан привибійної зони: 
      (
        
     
 
 
    
     
  
 ), 
якщо С > 0, то привибійна зона має додатковий опір. У разі 
порівняння значень коефіцієнтів на різних свердловинах можна 
оцінити якість розкриття в тій чи іншій свердловині і вживити заходи 
щодо інтенсифікації припливу. 
б) Незначна тривалість роботи свердловини (рис. 4.8). У 
координатах      
       кінцева ділянка КВТ нелінійна. 
Умови застосування – T ≤ 20 t, тобто тривалість Т роботи 
свердловини перед її зупинкою співрозмірна із тривалістю 
відновлення тиску t. 
 
 
Рисунок 4.7 ‒ КВТ за T ≥ 20 t Рисунок 4.8 ‒ КВT за T ≤ 20 t 
Використовувана залежність: 
    
     
      (   )  ⁄ .                        (4.17) 
Для визначення β КВТ будують у координатах: 
    
     (   )  ⁄ . 
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Якщо відомий пластовий тиск, прямолінійну ділянку проводять 
як дотичну до КВТ із точки з координатами     
     
  і 
   (   )    ⁄ . 
Б) Методика обробки КВТ для пласта кінцевих розмірів 
Формули для обмеженого пласта використовують у тих 
випадках, коли в процесі дослідження свердловини, на її поведінку 
впливають умови на межі пласта, наприклад, у разі роботи 
свердловини в пласті малих розмірів або впливу роботи сусідніх 
свердловин. У координатах     
       кінцева ділянка КВТ 
нелінійна. 
Формула КВТ. Для пласта кінцевих розмірів використовують 
формулу: 
   (   
      
 )        ,                   (4.18) 
де t ‒ тривалість експлуатації свердловини до зупинки;  
      (     ); 
          
 ⁄ ;  
Rк ‒ радіус контура, на якому тиск під час зняття КВТ залишається 
постійним, приблизно дорівнює половині середньої відстані до 
сусідніх свердловин. 
Як видно з формули (4.18), коефіцієнти α1 і β1 визначають 
графічно під час обробки КВТ у координатах залежно від t (рис. 4.9). 
Якщо пластовий тиск невідомий, то бажано користуватися 
наближеними методами його визначення. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 4.9 ‒ Обробка КВТ в обмеженому пласті 
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Параметри пласта визначають з визначених коефіцієнтів α1 і β1. 
За коефіцієнтом α1 знаходять β1 і, отже, параметри    
  
 
  і  k. За β1 
обчислюють: 
   
        ⁄ . 
Якщо відомий Rк, то обчислюють параметр ємності пласта: 
   
                 
     
       
. 
 
4.3.2.  Визначення  пластового  тиску 
У ряді випадків КВТ використовують не лише для визначення 
параметрів пласта, але і для обчислення пластового тиску. Залежно 
від прийнятих граничних умов пластовий тиск визначають різними 
способами. Так, наприклад, у разі тривалої роботи свердловини до 
зупинки на результати дослідження впливають умови на межі 
дренажної зони. Тому при використанні формул для нескінченного 
пласта значення рпл можуть бути значно завищеними. 
Нескінченний  пласт 
Тривалість експлуатації: велика Т ≥ 20·t. Залежність КВТ 
стандартна (формула 4.16). Пластовий тиск визначають 
екстраполяцією прямолінійної ділянки до          . У цій точці: 
     
      . 
Тривалість експлуатації: невелика Т > 20·t. Для обробки КВТ 
застосовується формула (4.17). Пластовий тиск одержують шляхом 
екстраполяції прямолінійної ділянки до    
   
 
  , і при цьому: 
    
 ( )     
 . 
Пласт  кінцевих  розмірів 
Для визначення пластового тиску за допомогою КВТ 
використовують таку методику: 
1) КВТ будують у координатах   
     
   
 
 (залежність 4.17). 
2) Визначають β  і      
   у точці     (   )    ⁄ . 
3) Знаходять функцію  ( )     (    
      
  )  ⁄ , 
де рпл1 ‒ останнє виміряне або визначене за КВТ значення пластового 
тиску;  
Т ‒ тривалість роботи свердловини до зупинки,         ⁄ ;  
Qс.в ‒ сумарний відбір зі свердловини після останньої зупинки 
свердловини на відновлення тиску;  
125 
Qо ‒ дебіт газу перед зупинкою. 
4) З рисунка 4.10 за знайденим значенням y(u) визначають u. 
5) Обчислюють пластовий тиск за формулою: 
    √    
  
 
    
. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 4.10 ‒ Графік залежності y(u) 
4.3.3.  Вплив  різних  чинників  на  форму  КВТ 
Чинники, що спотворюють форму початкових ділянок КВТ. 
Наявність припливу газу у свердловину після її закриття на 
гирлі: початкова ділянка відхиляється вниз від прямої (рис. 4.11, а). 
КВТ починається з точки з координатами lgt = 0 і     
        
 . 
Значна відмінність параметрів привибійної зони від параметрів 
пласта, зокрема погіршення їх унаслідок випадіння конденсату і 
поліпшення після проведення робіт із інтенсифікації. Якщо 
провідність привибійної зони краща провідності пласта, початкова 
ділянка відхиляється вгору від прямої (рис. 4.11, б). У разі 
погіршених параметрів привибійної зони початкова ділянка 
відхиляється вниз і має вигляд, аналогічний КВТ із впливом 
припливу (рис. 4.11, а). Застосування методів обробки з урахуванням 
припливу в цьому випадку не випрямляє початкової ділянки. 
Технологічні чинники, що впливають на форму КВТ: 
‒ запізнювання закриття свердловини на вибої порівняно з 
початком відліку часу. Тривалість запізнювання tо є точкою перетину 
лінії       
  і кривої екстрапольованої лінії початкової ділянки, що має 
126 
зазвичай точку перегину. Коефіцієнт a у цьому випадку визначається 
при t = tо (рис. 4.11, в); 
‒ зняття КВТ у фонтанних трубах або експлуатаційній колоні, за 
якими свердловина працювала до зупинки – перші точки КВТ можуть 
бути значно нижчими від початкового вибійного тиску       
 . 
Початкова ділянка характеризується великою крутизною, особливо 
при знятті КВТ після продувки з дебітом, близьким до вільного (рис. 
4.11, г). 
 
Рисунок 4.11 ‒ Вплив різних чинників на КВТ 
Чинники, що спотворюють форму кінцевих ділянок КВТ: 
‒ вплив меж пласта, тобто відповідність прийнятих при обробці 
граничних умов характеру роботи свердловини у процесі 
дослідження. Наприклад, у процесі обробки КВТ свердловин, що 
працюють в умовах обмеженого пласта, за формулами для 
нескінченного пласта, кінцева ділянка викривляється (рис. 4.11, д); 
‒ неізотермічність процесу відновлення тиску у високодебітних 
свердловинах зі значною різницею між статичною температурою на 
вибої і гирлі. У таких випадках, у разі зняття КВТ на гирлі 
неурахування процесу стабілізації температури може призвести як до 
помітного спотворення форми кінцевої ділянки (рис. 4.11, е), так і до 
зміни її нахилу і пов’язаних із цим помилок у визначенні параметрів 
газу; 
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‒ наявність у місці дренування свердловини зон із різко 
вираженою неоднорідністю, зокрема непроникних екранів, зон 
виклинювання, скидів тощо. Вигляд КВТ показаний на рисунку 4.11, ж; 
‒ порушення режиму роботи свердловини перед її зупинкою, 
пов’язані з технологією дослідження, наприклад зі спуском 
глибинних приладів. При цьому довжина викривленої ділянки тим 
більша, чим більша тривалість роботи свердловини на зміненому 
режимі; 
‒ наявність кількох пластів із різними фільтраційними 
параметрами. У цьому випадку тривалість початку впливу границь 
визначається п’єзопровідністю кращого пласта, що відзначається на 
КВТ додатковою прямолінійною ділянкою, аналогічно 
неоднорідності за площею. 
 
4.3.4.  Характер  і  обробка  КВТ  у  неоднорідних  пластах 
Неоднорідність  за  радіусом 
Один із основних чинників, що впливає на форму КВТ ‒ 
різноманітна площова неоднорідність різного виду (зони погіршеної 
провідності, тектонічні і літологічні порушення, випадіння 
конденсату в пласті, нафтова облямівка, газоводяний контакт тощо). 
Області, що описуються КВТ. При безперервній зміні 
фільтраційних параметрів зони дренажу свердловини КВТ, зазвичай, 
мають нормальний вигляд і дають параметри, значення яких 
обумовлені параметрами привибійної зони. Цим пояснюється те, що в 
неоднорідних пластах по сусідніх свердловинах можна отримати різні 
параметри. 
Вигляд КВТ для газоконденсатних свердловин і причина зміни 
форми. У газоконденсатних свердловинах відбувається випадіння 
конденсату в процесі досліджень у привибійній зоні, що спричиняє 
зниження продуктивності свердловини. На КВТ (рис. 4.12) це 
позначається наявністю двох прямолінійних ділянок із різними 
кутовими коефіцієнтами β1 і β2. Перша ділянка крутіша і відповідає 
параметрам зони двофазної фільтрації, друга ‒ віддаленішої частини 
пласта, де тече лише газ. Так як початкові ділянки КВТ, зазвичай, 
спотворюються внаслідок впливу різних чинників, першої 
прямолінійної ділянки може не бути. Тоді отримана прямолінійна 
ділянка буде характеризувати параметри пласта. 
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Рисунок 4.12 ‒ КВТ у неоднорідних за площею пластах 
 
Вигляд КВТ для неоднорідного за площею пласта. У пластах із 
різко вираженою неоднорідністю (екранами) залежно від 
конфігурації, розмірів і кількості екранів КВТ можуть мати кілька 
прямолінійних ділянок (рис. 4.12), що підлягають таким 
закономірностям. Якщо досліджуваний пласт має одну межу або 
екран нескінченної протяжності, то КВТ складається з двох 
прямолінійних ділянок із 2β1 ≥ β2 (якщо екран непроникний, то 2β1 ≈ β2). 
Такий вигляд КВТ має також у разі близькості до свердловини одного 
з екранів, незалежно від їх кількості і форми. 
За наявності поблизу свердловини двох екранів, що 
пересікаються, на КВТ теж є дві прямолінійних ділянки β2 / β1 > 2. 
У тих випадках, коли параметри більш віддаленої від 
свердловини області кращі від параметрів привибійної зони, кутовий 
коефіцієнт другої прямолінійної ділянки менший від першої. 
Обробка КВТ у пластах із різко вираженою неоднорідністю. 
Коефіцієнт провідності і параметр       
 ⁄  визначають, як і для 
звичайної кривої наростання тиску, по першій ділянці (β1). Щоб 
знайти пластові тиски, використовують другу ділянку (β2), яку 
обробляють так само, як і в разі однієї ділянки. За часом, відповідним 
точці перетину двох прямолінійних ділянок (t1), визначають відстань 
до зони погіршеної провідності за формулою: 
  √         , 
де к ‒ у см2/с; t1 ‒ у с; l ‒ у см.  
Якщо на КВТ немає чітко вираженої другої ділянки, але помітна 
тенденція до викривлення першої і передбачається наявність екрана, 
відстань до нього можна оцінити за формулою: 
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  √     , 
де tн1 ‒ час, відповідний початку викривлення першої ділянки. 
Основні вимоги до технології зняття і обробки КВТ у 
неоднорідних пластах. У зв’язку з тим, що початкові і кінцеві ділянки 
КВТ часто спотворюються внаслідок впливу деяких чинників, 
отримання двох прямолінійних ділянок складне. У деяких випадках: 
‒ короткочасність експлуатації свердловини до зупинки при 
невеликій відстані до екрана і високій п’єзопровідності пласта не 
виявляє першої прямолінійної ділянки, що призводить до невірного 
визначення фільтраційних параметрів; 
‒ мала п’єзопровіднісь і великі відстані до екрана і деякі інші 
чинники призводять до відсутності другої ділянки, що не дозволяє 
отримати інформацію про неоднорідність пласта. 
Для збільшення розмірів першої ділянки необхідно продовжити 
тривалість роботи свердловини до зупинки при незмінному режимі, 
кінцева ділянка збільшується подовженням тривалості зняття КВТ. 
Неоднорідність  по  розрізу 
Тип параметрів, що визначаються. При спільному дослідженні 
кількох пластів із різними фільтраційними властивостями КВТ дають 
приведені, осереднені по всіх пластах параметри. 
Однакові тиски у пропластках. Приведена провідність по КВТ 
дорівнює сумі провідностей окремих пластів: 
(
  
 
)
  
 ∑ (
  
 
)
 
 
   . 
Для визначення індивідуальних параметрів кожного пласта 
необхідно знати розподіл дебіту перед зупинкою свердловини. Тоді 
при допущенні          ,             : 
(
  
 
)
 
 (
  
 
)
  
   
  
, 
де Qо ‒ сумарний дебіт свердловини, виміряний на гирлі, тис. м
3/добу; 
Qоi ‒ дебіт i-го пласта, який вимірюється глибинним дебітоміром,  
тис. м3/добу. 
За однакових пластових тисків на КВТ відзначається додаткова 
прямолінійна ділянка, початок якої визначається п’єзопровідністю 
кращого пласта. По цій ділянці у разі відомої п’єзопровідності 
визначають відстань до екрана за кращим пластом. 
Різні тиски у пропластках. У разі різних тисків у пластах і 
перетікання газу між цими пластами після зупинки свердловини 
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наведена провідність, визначена по КВТ, виходить дещо меншою від 
суми провідностей окремих пластів. 
 
4.3.5.  Обробка  КВТ  у  газоконденсатних  свердловинах 
Розрахункова формула: 
 ( )         (    )   ( ),              (4.19) 
де – ψ і F ‒ функції вибійного тиску і температури; 
aо і βо ‒ функції модифікованого для газоконденсатної суміші 
коефіцієнта п’єзопровідності, радіуса контуру, радіуса свердловини; 
Qо ‒ сталий дебіт перед зупинкою (t = 0). 
 
4.4. Методи зняття і обробки кривих стабілізації тиску (КСТ) 
 
Порядок зняття. Вихідні дані для обробки кривих стабілізації 
тиску отримують під час продування і в процесі дослідження 
свердловин методом сталих відборів. Після пуску свердловини в роботу 
на певному режимі фіксується зміна в часі тиску р(t) і дебіту Q(t). Потім 
гирлові тиски за допомогою відомих методів перераховують на 
вибійні. При цьому вибійний тиск і дебіт зменшуються в часі. У 
свердловинах, які не мають затрубного простору, а також виносять 
велику кількість рідини, тиск вимірюють безпосередньо на вибої за 
допомогою глибинних манометрів. 
Повна обробка КСТ. Зняту криву стабілізації тиску обробляють 
за формулою: 
   ̅   ̅   
    
 
,…………………. (4.20) 
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; 
де b – коефіцієнт двочленної формули, що визначається за 
результатами стаціонарних досліджень;  
Qс.в – визначається за графіком згідно з формулою: 
     *
  
 
 ∑   ( )
 
   +   , 
де Qо – дебіт, отриманий при екстраполяції залежності Q(t) до t = 0; 
Qi – дебіт, відповідний кінцю i-го інтервалу часу. 
За знайденими графічним шляхом (рисунок 4.13) коефіцієнтами 
 ̅ і  ̅ визначають ті ж параметри, що і по КВТ. 
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Спрощена обробка КСТ. Якщо значення b незначне, а зміна 
дебіту в часі мала, то криву стабілізації тиску обробляють за 
спрощеною формулою: 
 ( )   ̅   ̅ ,                                (4.21) 
де   ( )  
   
    
 
 ( )
;  
     
    
 
;     
 ̅   ̅    . 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 4.13 – Крива відновлення тиску (КВТ) 
Чинники, що впливають на вигляд КСТ. Криві стабілізації тиску 
(КСТ) в силу тих же чинників, що і КВТ, можуть бути спотворені. 
Найпоширеніший чинник, який спотворює криві стабілізації тиску, – 
неоднорідність пласта як за площею, так і за потужністю. У деяких 
випадках криві стабілізації тиску дають детальнішу характеристику 
неоднорідних пластів. 
Варіації КСТ у разі безперервної зміни параметрів: 
– безперервне поліпшення проникності пласта від свердловини 
до контура дає на КСТ дві прямолінійні ділянки, перша з яких 
характеризує привибійну зону, а друга зону, віддалену від 
свердловини (≈ 0,5Rк); 
– у разі безперервного погіршення проникності може виникнути 
кілька прямолінійних ділянок, які дають параметри, близькі до 
параметрів окремих зон; 
132 
– за наявності у пласті зон із різко вираженою неоднорідністю, 
на КСТ відзначаються ті ж закономірності, що й на КВТ, і по них 
можна визначити відстань до цих зон. 
Вплив параметрів привибійної зони на вигляд КСТ і метод 
оцінки зміни параметрів привибійної зони. Порушується 
прямолінійність залежності між X і     (     ⁄ ). Якщо в цьому випадку 
накласти криву стабілізації і криву наростання тиску, то за 
співвідношенням між прямолінійною ділянкою кривої наростання і 
отриманою кривою стабілізації тиску можна кількісно оцінити зміну 
параметрів привибійної зони свердловини. 
КСТ у разі неоднорідних за потужністю пластів. У пластах, 
неоднорідних за потужністю, при спільному дослідженні різних за 
проникністю пластів результати обробки КСТ залежать від 
співвідношення пластових тисків окремих пластів. У разі рівного 
розподілу пластових тисків криві стабілізації дають провідність, що 
дорівнює сумі провідностей окремих пластів, і проникність, 
середньозважену за потужністю. За різних пластових тисків значення 
приведеної провідності в загальному випадку залежить від дебіту і 
досягає сумарного значення, коли приплив у свердловину 
відбувається з усіх продуктивних пластів. 
Для отримання параметрів окремих пластів по КСТ необхідно 
вимірювати дебіти газу з кожного пласта на вибої свердловини, а 
саму КСТ обробляти за стандартною методикою для кожного пласта. 
 
 
 
Контрольні питання 
1. На якому етапі проводять дослідження газових і 
газоконденсатних свердловин? 
2. В чому полягає завдання дослідження пластів і свердловин? 
3. На які види поділяються дослідження газових свердловин? 
4. Дати визначення вільного дебіту. 
5. Дати визначення абсолютно-вільного дебіту. 
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РОЗДІЛ 5.  УСТАНОВЛЕННЯ  ОПТИМАЛЬНОГО 
ТЕХНОЛОГІЧНОГО  РЕЖИМУ  ЕКСПЛУАТАЦІЇ  ГАЗОВИХ 
І  ГАЗОКОНДЕНСАТНИХ  СВЕРДЛОВИН 
 
Є два види технологічного режиму: фактичний і розрахунковий. 
Фактичний технологічний режим роботи свердловини 
установлює геологічна служба промислу щоквартально або один раз 
на півроку відповідно до даних проєкту розробки, досвіду 
експлуатації і результатів дослідження свердловин. 
Розрахунковий технологічний режим установлюється під час 
складання проєктів розробки газових родовищ на багато років вперед. 
 
5.1.  Тенденції в обґрунтуванні технологічного режиму 
експлуатації  газових і газоконденсатних свердловин 
 
Є три тенденції в обґрунтуванні технологічного режиму 
експлуатації газових (ГС) і газоконденсатних свердловин: 
1. Незалежно від геологічних особливостей родовищ режим 
роботи свердловини повинен відповідати (10 – 25) % абсолютно 
вільного дебіту свердловини, тобто дебіту, відповідному вибійному 
тиску 1 атм. 
2. Незалежно від геологічних особливостей родовища 
свердловина повинна експлуатуватися при дебітах, які забезпечують 
лінійний закон фільтрації газу у привибійній зоні, з метою економії 
енергії газу у процесі розробки («енергозберігаючий» дебіт). 
3. Режим експлуатації кожної свердловини повинен 
ґрунтуватися з урахуванням можливості деформації, руйнування 
привибійної зони, утворення піщано-рідинної пробки на вибої, конуса 
підошовної води (нафти за наявності облямівки), гідратів, корозії 
обладнання, випадання і часткового виносу конденсату із, 
привибійної зони, багатошаровості й неоднорідності за стійкістю, 
ємнісних і фільтраційних параметрів покладу, конструкції 
свердловинного обладнання, обводнення, відкладення солей, обв’язки 
свердловин тощо. 
Перший і другий підходи обґрунтування режиму роботи газових 
свердловин прийняті в США. 
Серед різних чинників, що впливають на режим роботи газових 
свердловин, найважчими є наукове обґрунтування і точний прогноз 
безводного дебіту газових свердловин, що розкрили неоднорідні 
теригенні і тріщинно-пористі пласти з підошовної водою, а також 
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дебіту свердловин, що розкрили нестійкі і слабкостійкі пласти, з 
обґрунтованим обсягом піску в продукції свердловини. 
 
5.2.  Основні принципи встановлення оптимального 
технологічного  режиму  експлуатації  свердловин 
 
Технологічний режим експлуатації – це режим, при якому 
підтримується певне співвідношення між дебітом свердловини і 
вибійним тиском або його градієнтом. З математичної точки зору цей 
режим визначають граничні умови на вибої.  
Принципи вибору оптимального режиму. Під час установлення 
технологічного режиму експлуатації використовують вихідні дані, 
накопичені у процесі пошуку покладу, розвідки й дослідної 
експлуатації родовища. Ці дані є результатами геологічних, 
геофізичних, газогідродинамічних, газоконденсатних досліджень і 
лабораторного вивчення зразків колекторів і насичуючих їх рідин і 
газів. Обсяг і якість цих досліджень не завжди відповідає нормам і 
положенням, дотримання яких за правилами розробки є 
обов’язковим. Зазначені невідповідності переважно є закономірними 
й пов’язані зі специфікою газових родовищ. Зокрема, газові поклади 
неоднорідні за площею і за розрізом, їх ємнісні та фільтраційні 
параметри, запаси визначаються неточно, в початковий період 
розробки відсутня достатня кількість свердловин для отримання 
достовірної інформації. 
На технологічний режим експлуатації впливає безліч чинників, 
причому вплив різних чинників може бути як односпрямованим, так і 
різноспрямованим. Тому при недостатньо глибокому вивченні цих 
питань установлений режим може виявитися неправильним. 
Для встановлення найбільш обґрунтованого технологічного 
режиму роботи свердловин враховують: 
– географічні та метеорологічні умови району розташування 
родовища, форму, тип, розмір і режим покладу; ємнісні і фільтраційні 
параметри пластів, глибину і послідовність їх залягання, наявність 
гідродинамічного зв’язку між пропластками; запаси газу, конденсату 
та нафти (за наявності нафтової облямівки), наявність і активність 
підошовної і контурних вод; 
– умови розкриття пласта у процесі буріння, властивості 
промивальної рідини, ступінь забруднення привибійної зони 
промивальною рідиною; стійкість пласта до руйнування, вплив зміни 
тиску на параметри пласта, водогазонафтонасиченість пластів, їх 
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тиски і температури; досконалість свердловини за ступенем і 
характером розкриття пласта; 
– склад газу, конденсату, нафти (за наявності облямівки) і води, 
наявність у складі газу корозійно-активних компонентів – H2S, СО2, 
ртуті тощо; наявність окремих прошарків і характер їх зміни за 
товщиною і за площею, наявність органічних кислот у пластовій воді; 
вологовміст газу, фізико-хімічні властивості газу, конденсату, води і 
нафти та їх зміна за площею і за розрізом; 
– конструкцію свердловини, обладнання її вибою і гирла; схему 
збору, очищення і осушення газу на промислі та умови очищення, 
осушення і транспортування газу; характеристики застосовуваного 
свердловинного і промислового обладнання; 
– умови споживання газу за темпом відбору, нерівномірність 
споживання, теплотворну здатність газу. 
Нерідко вплив одного чинника суперечить іншому, що не 
дозволяє врахувати всю їх сукупність. Тому для встановлення 
технологічного режиму експлуатації газових свердловин із 
урахуванням усіх чинників повинні бути обґрунтовані і 
рекомендовані відповідні принципи і математичні критерії. Такі 
принципи і критерії можуть бути реалізовані шляхом узагальнення за 
групами різних чинників. Причому, використовуючи накопичений 
досвід установлення технологічного режиму експлуатації газових 
свердловин, завчасно можна виключити частину чинників, 
пов’язаних із умовами розкриття, властивостями промивальної 
рідини, досконалістю свердловини, утворенням пробок, технікою і 
технологією збору, осушення і очищення газу тощо. Тоді до основних 
чинників, що впливають на технологічний режим експлуатації 
газових і газоконденсатних свердловин, можна віднести такі: 
– деформацію і стійкість до руйнування продуктивного розрізу; 
– наявність активної підошовної або контурної води, здатної по 
надпроникних пропластках порівняно швидко обводнити 
свердловини, що розкрили газоносну товщину, охоплюючи 
надпроникний пропласток; 
– умови розкриття пласта, ступінь і характер розкриття з 
урахуванням близькості контактів газ–нафта або газ–вода; 
– можливість утворення рідинних або піщано-рідинних пробок у 
процесі експлуатації; 
– наявність корозійно-активних компонентів у складі газу, що 
видобувається, й пластової води, концентрацію цих компонентів, 
тиск, температуру та швидкість потоку по стовбуру свердловини; 
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– багатопластовість, відмінність складу газів, тисків і 
температур окремих прошарків, наявність або відсутність 
гідродинамічного зв’язку між ними і послідовність їх залягання, 
однаковість рівня газоводяних контактів, неоднорідність розрізу за 
міцнісними і фільтраційними ознаками. 
У міру виснаження покладу, просування підошовної й контурної 
води, зниження дебіту газу у часі, зменшення пластового й вибійного 
тисків настає момент, коли встановлений режим не забезпечується, й 
тоді необхідно змінити обраний технологічний режим експлуатації. 
Новий технологічний режим експлуатації також обґрунтовується, як і 
на початку розробки родовища. 
Незалежно від розробки при встановленні оптимальних 
технологічних режимів експлуатації необхідно дотримуватися таких 
принципів: 
– повністю враховувати геолого-промислову характеристику 
покладу; технологічну і технічну характеристики свердловинного і 
наземного обладнання; 
– раціонально використовувати природну енергію газоносного, 
нафтоносного (за наявності нафтової облямівки) пластів і 
водонапірної системи; 
– повністю задовольняти вимоги закону «Про охорону 
навколишнього природного середовища» та раціональне 
використання природних ресурсів; 
– максимально гарантувати надійність роботи у встановлені 
терміни всього комплексу системи «пласт – початок газопроводу»; 
– забезпечувати найбільшу продуктивність газових свердловин у 
передбачений планом період розробки покладу; 
– максимально враховувати можливість зняття обмежень, що 
знижують дебіти свердловин, і передбачати заходи із інтенсифікації 
видобутку газу; 
– своєчасно змінювати раніше встановлені, але непридатні на 
етапі розробки технологічні режими експлуатації свердловин на нові 
режими; 
– забезпечувати передбачений планом видобуток газу з 
мінімальними капітальними вкладеннями і експлуатаційними 
витратами. 
У разі повного і безумовного дотримання наведених вище 
принципів установлення технологічного режиму експлуатації буде 
досягнута раціональна розробка газових і газоконденсатних родовищ. 
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5.3. Зміна технологічного режиму експлуатації свердловин у 
процесі розробки 
 
Технологічний режим експлуатації газових і газоконденсатних 
свердловин із урахуванням визначального чинника або поєднання 
чинників змінюється у процесі розробки родовищ. Зміни 
технологічного режиму обумовлені або зміною визначального 
чинника, за яким установлювався цей режим, або виникненням нових 
чинників, які на цьому етапі розробки із пасивних чинників 
переходять в активні. Необхідність зміни встановленого 
технологічного режиму обумовлена зміною характеристик пласта і 
свердловин у процесі розробки, проведенням певних заходів, що 
дозволяють збільшити продуктивність свердловин, або ремонтно-
профілактичних робіт, нерідко призводять до зниження 
продуктивності. 
У процесі експлуатації родовища необхідність зміни 
технологічного режиму виникає за таких обставин. 
I. Визначальним чинником при встановленні технологічного 
режиму є підошовна вода, коли допустима гранична депресія на пласт 
для заданої величини розкриття пласта буде змінною величиною. Зі 
зміною густини води й газу, а також пластового тиску величина 
допустимої депресії лінійно зменшується зі зменшенням пластового 
тиску. Отже, за наявності підошовної води величина допустимої 
депресії повинна періодично знижуватися відповідно до зниження 
пластового тиску. Інакше встановлена на початку розробки величина 
допустимої депресії на пласт призводить до неминучого підтягування 
конуса води у свердловину. Якщо технологічний режим визначається 
на тривалий час лише по підошовній воді, то необхідно врахувати 
підйом поверхні газоводяного контакту. Це, в свою чергу, призведе 
до інтенсивнішого зниження продуктивності свердловини. 
Найпоширеніші випадки зміни технологічного режиму, 
встановленого по підошовній воді: 
а) у свердловині внаслідок ремонтно-ізоляційних робіт 
установлені цементні мости, які дозволяють збільшити величину 
допустимої депресії на пласт, отже, збільшити граничний безводний 
дебіт свердловини, або створена штучна перемичка, що дозволяє 
також істотно підвищити продуктивність свердловини або депресію 
на пласт; 
б) продуктивність свердловини внаслідок поганих 
колекторських властивостей пласта дуже низька і допускається 
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перевищення допустимої величини депресії з одночасним припливом 
газу і води й подальшим вилученням води зі свердловини; 
в) у деяких свердловинах, технологічні режими яких 
установлено, виходячи з наявності підошовної води, потрібне 
підвищення або зниження тиску на гирлі свердловини на фоні всіх 
експлуатаційних свердловин і системи збору газу; 
г) у свердловині проводять роботи із підйому і спуску насосно-
компресорних труб (НКТ) або заміни повністю чи частково 
фонтанної арматури, й ці роботи призводять до зміни параметрів 
пласта і свердловини, а отже, і до зміни технологічного режиму 
роботи. 
Усі зміни технологічного режиму експлуатації незалежно від 
того, чи спричинені вони зміною пластового тиску, підйомом 
поверхні газоводяного контакту, зміною густини води й газу, 
установленням цементних мостів або створенням штучного 
непроникного екрана, величиною гирлового тиску, підйомом НКТ 
або іншими причинами, повинні бути передбачені проєктом розробки 
родовища, обґрунтовані розрахунковим шляхом із урахуванням 
відстані від нижнього інтервалу перфорації до контакту газ-вода, 
параметрів пласта, можливого темпу підйому поверхні газ-вода й 
падіння пластового тиску, необхідної висоти цементного мосту й 
непроникного екрана та інших параметрів, які використовуються під 
час обчислення величини граничного безводного дебіту із залученням 
фактичного матеріалу, і контрольовані у процесі експлуатації. Тільки 
за цих умов проєктні дані будуть дуже близькі до фактичних. 
II. Визначальним чинником при встановленні технологічного 
режиму є близькість контурних вод. У цьому випадку критерієм 
вибору режиму можуть слугувати кілька параметрів, серед яких на 
перше місце виходить сумарний відбір газу з родовища до прориву 
води у свердловину. Принципово просування контурних вод до 
свердловини пов’язано з двома показниками: загальним виснаженням 
родовища незалежно від розташування свердловин, зокрема 
розглянутої свердловини, внаслідок чого відбувається проникнення в 
газовий поклад контурної води; створенням значної депресивної 
воронки, що впливає на темп надходження води в зону дренажу 
свердловини так, що він значно випереджає темп проникнення від 
загального виснаження газоносного пласта. У разі порівняно високих 
темпів відбору газу з родовища, що особливо характерно для 
родовищ із малими запасами, зазавичай, темп проникнення 
контурних вод дещо відстає від темпу відбору газу. Отже, для 
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порівняно однорідного пласта (або кількох пластів) у свердловинах, 
розташованих у зонах, які не становлять небезпеки прориву 
контурних вод, є доцільним забезпечення максимального дебіту при 
встановленні технологічного режиму (якщо інші чинники не 
обмежують його величини). У свердловинах, розташованих близько 
до контурної води, обмеження депресії з метою запобігання 
передчасного прориву води є необхідною умовою. Величину депресії 
в приконтурних свердловинах у кожному конкретному родовищі і в 
кожній свердловині вибирають розрахунковим шляхом виходячи з 
відстані від гирла свердловини до контакту газ‒вода, колекторських 
властивостей пласта, їх зміни від свердловини до контура, пластового 
тиску та інших геолого-промислових параметрів. За наявності кількох 
неоднорідних пластів ці обчислення проводять по 
найнебезпечнішому з точки зору швидкого прориву контурної води 
пласту. 
Можливі зміни технологічного режиму експлуатації свердловин, 
коли визначальним чинником є можливість прориву контурної води, 
пов’язані з її просуванням у процесі виснаження, необхідністю 
ремонтно-профілактичних робіт у свердловині, зміною гирлового 
тиску, утворенням гідратів у разі незначних дебітів тощо. 
III. Основний чинник для встановлення технологічного режиму 
‒ стійкість породи до руйнування. Критерії технологічного режиму 
експлуатації свердловин установлюють у вигляді постійного 
градієнта, і його зміна протягом усього періоду розробки не 
допускається. Тобто, якщо свердловина розкриває колектор із 
низькою стійкістю порід до руйнування, то у процесі розробки 
потрібно підтримувати депресію постійною до тих пір, поки не 
будуть проведені певні заходи щодо запобігання руйнуванню пласта. 
Величина допустимого градієнта для газоносних пластів із низькою 
стійкістю до руйнування встановлюється на свердловинах 
розглянутого родовища в період дослідно-промислової експлуатації. 
При перевірці правильності обраної величини градієнта не 
допускається використання даних, які базуються на результатах 
короткочасного випробування свердловин. Зміна технологічного 
режиму експлуатації свердловин, установленого виходячи з 
руйнування пласта у разі перевищення допустимої величини 
градієнта, може відбуватися при зміцненні привибійної зони 
спеціальними смолами, впровадженні одночасно-роздільної 
експлуатації в разі багатопластовості, застосуванні механічних або 
140 
гравійних фільтрів, проведенні ремонтно-профілактичних робіт 
свердловинного або гирлового обладнання тощо. 
IV. Основними чинниками для встановлення технологічного 
режиму є розкриття пласта і гідродинамічна недосконалість 
свердловини за ступенем і характером розкриття пласта. Якщо 
ступінь і характер розкриття не обумовлені жорстко при розкритті 
пласта будь-якими промивальним рідинами, то технологічний режим 
установлюють по мірі проведення перфорації на перфорованій 
частині фільтра і ущільнення перфорації до її оптимальної величини. 
Для підвищення продуктивності свердловин допускається 
відкритий необсажений вибій або спуск механічних фільтрів. Зміна 
технологічного режиму, пов’язана з розкриттям, необхідна також при 
системі експлуатації «зверху-вниз» або, навпаки, на багатопластових 
покладах. 
V. Основний чинник для встановлення технологічного режиму ‒ 
наявність у складі газу корозійно-активних компонентів. 
Необхідність зміни технологічного режиму виникає, починаючи з 
моменту, коли подальше збільшення діаметра насосно-компресорних 
труб не можливе. Швидкість потоку газу не повинна перевищувати 
наближено певну величину в будь-якому перетині стовбура 
свердловини. Якщо в процесі експлуатації свердловини навіть у 
початковий період розробки проводять закачування антикорозійного 
інгібітора, то зміна технологічного режиму експлуатації також стає 
необхідністю. Технологічний режим експлуатації свердловини при 
визначальному чиннику, пов’язаний із корозійно-активними 
компонентами в газі, також підлягає зміні (крім випадків правильного 
вибору діаметра НКТ до їх максимально можливої величини і 
закачування антикорзійного інгібітора), якщо необхідно підтримати 
певний вибійний тиск і збільшення обсягу вологи в газі призводить до 
інтенсивнішої корозії обладнання. 
VI. Зміну технологічного режиму експлуатації свердловин 
обумовлено зміною коефіцієнтів фільтраційних опорів, тобто 
параметрів пласта у привибійній зоні внаслідок її очищення або 
забруднення у процесі розробки. Ці зміни визначаються 
періодичними дослідженнями, що проводять у свердловинах. Якщо, 
залежно від властивостей пласта й флюїду, періодичність і характер 
зміни їх параметрів у привибійній зоні носять закономірний характер, 
то під час проєктування розробки потрібно визначити такий 
технологічний режим, який у середньому забезпечував би для заданої 
кількості свердловин плановий відбір газу з родовища. На практиці 
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часто зміна установленого технологічного режиму відбувається у 
свердловинах, які виносять багато рідких компонентів і твердих 
домішок при заданій конструкції свердловини. 
VII. Зміна технологічного режиму експлуатації свердловини 
пов’язана з багатопластовістю. Ці зміни обумовлені ступенем 
виснаження окремих пластів у процесі розробки, застосуванням 
системи одночасно-роздільної експлуатації свердловин, зміною схеми 
збору, очищення і осушення газу на промислі, необхідністю 
проведення ізоляційних робіт на одному з пластів тощо. 
VIII. Технологічний режим установлювався виходячи із впливу 
температури на продуктивність свердловин. У цьому випадку 
обраний технологічний режим, що забезпечує безгідратний режим 
експлуатації свердловини, міняють, якщо: 
1. проводять інгібування продукції свердловини у стовбурі, 
тобто додаткові втрати тиску у пласті й стовбурі свердловини 
внаслідок подачі інгібітора не виключають можливість утворення 
гідратів; 
2. система осушення газу не забезпечує необхідну температуру 
сепарації незалежно від температури газу, що поступає зі 
свердловини; 
3. внаслідок порівняно тривалої експлуатації свердловини 
відбувся перерозподіл температури газу у середовищі, що оточує 
стовбур свердловини; 
4. проводять спуск вибійних нагрівачів або теплоізоляційних 
ліфтових труб, що дає підстави змінити технологічний режим 
експлуатації свердловини, обумовлений певною величиною розподілу 
температури у привибійній зоні пласта, стовбурі й на гирлі 
свердловини. 
IX. Зміна технологічного режиму роботи свердловини 
обумовлена накопиченням і виносом стовпа рідини або піщаної 
пробки на вибої свердловини. У тому випадку, коли подальші зміни в 
конструкції НКТ виключені й конденсаційна пластова вода чи важкі 
компоненти вуглеводнів, що надходять із пласта, які переходять у 
рідкий стан у привибійній зоні й стовбурі свердловини, повністю не 
виносяться, процес накопичення рідинного стовпа вимагає зміни 
технологічного режиму шляхом закачування у стовбур свердловини 
ПАР або відповідних змін продуктивності свердловин. Аналогічна 
зміна має бути здійснена у разі накопичення піщано-рідинної пробки 
на вибої свердловини, яка призводить до ізоляції частини 
працюючого інтервалу. Якщо утворилася рідинна або піщана пробка, 
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то у процесі її вилучення зміною глибини спуску й діаметра НКТ або 
застосуванням механічних засобів із вилучення пробки встановлення 
нового технологічного режиму є необхідністю. 
X. Зміна технологічного режиму експлуатації обумовлена 
необхідністю підтримання певної величини гирлового тиску або його 
зміною. Визначальна величина тиску на гирлі свердловини, на вході 
промислового пункту осушення й очищення газу або промислового 
газозбірного колектора встановлюється, виходячи із дебіту 
свердловини, параметрів (довжина, діаметр тощо) шлейфів, тиску 
сепарації, тиску на вході в компресорну станцію (КС) й тиску на 
початку газопроводу. За відомою заданою величиною тиску у одному 
із наведених вузлів здійснюють обчислення для визначення 
технологічного режиму експлуатації свердловин із урахуванням 
різних втрат тиску від названого вузла до пласта. 
Технологічний режим експлуатації за деякими визначальними 
чинниками принципово є змінною величиною, але недотримання 
установленого технологічного режиму і його зміни у процесі 
розробки працівниками промислів призводять до передчасного 
виходу свердловин із ладу та буріння додаткових свердловин. 
Найчастіше під час проєктування розробки газових і 
газоконденсатних родовищ використовуються режими постійного 
градієнта, постійної депресії або дебіту, а також постійного вибійного 
тиску. Зазвичай, установлений на початковій стадії технологічний 
режим, наприклад постійної депресії або дебіту, у період зменшення 
видобутку замінюють режимом постійного гирлового тиску в частині 
свердловин, гирлові тиски яких відрізняються від тиску основного 
експлуатаційного фонду. Надалі, з моменту введення компресорної 
станції, ці свердловини нерідко переводять знову на режим 
падаючого гирлового тиску. Збільшення кількості газових і 
газоконденсатних родовищ, які переходять на останній етап розробки, 
але ще здатних забезпечити значні обсяги видобутого газу, 
відбувається через відсутність правильно встановленого 
технологічного режиму експлуатації свердловин і конкретних 
рекомендацій із цього питання у проєктах і аналізах розробки 
родовищ. Істотне зниження пластового тиску, продуктивності 
свердловин, збільшення вологи в газі, низька швидкість потоку газу в 
стовбурі свердловини та інші чинники вимагають попередньої оцінки 
й видачі конкретних рекомендацій щодо режиму експлуатації 
свердловин на пізній стадії розробки родовищ із урахуванням 
можливого застосування плунжерних ліфтів, ПАР тощо для 
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надійнішої оцінки видобувної можливості кожної свердловини або 
групи свердловин і родовища в цілому. 
Термін переходу від одного технологічного режиму до іншого 
залежить від чинника або поєднання чинників, за якими 
встановлювали цей технологічний режим, від стадії розробки покладу 
та умов збору й транспортування газу. Перша частина цього питання, 
тобто вибір технологічного режиму залежно від того чи іншого 
чинника, що є визначальним для родовища, вирішують проєктні 
організації на базі наявних геолого-промислових даних. Вимоги зміни 
режиму в часі, залежно від стадії розробки, диктуються темпом 
освоєння родовища, потребою в газі, тобто річними відборами, 
тривалістю наростаючого, постійного й падаючого видобутку. Крім 
того, термін зміни технологічного режиму пов’язаний із умовами 
збору, тобто з переходом від однієї системи осушення до іншої, та з 
початковими параметрами газопроводу, збереження яких 
регламентується досить жорстко. 
За можливості проведення прогнозних обчислень (у 
технологічних схемах і проєктах розробки) величин зміни пластового, 
вибійного, гирлового тисків і тиску системи збору, осушення і 
транспортування газу, наявності та зміни в часі вмісту рідини в газі, 
технології експлуатації свердловин із відомою конструкцією тощо 
проєктувальник зобов’язаний рекомендувати відповідні терміни 
переходу від одного технологічного режиму роботи на інший і 
визначити критерії для вибору на кожній конкретній свердловині 
правильного технологічного режиму роботи. Без виконання цієї 
вимоги правомірність і надійність проєктних показників на 
родовищах можуть призводити до суттєвих відхилень проєктних 
даних від фактичної можливості промислу. Це положення стосується 
тимчасової, або так званої стадійної (залежно від періоду розробки 
покладу), необхідної зміни технологічного режиму експлуатації. 
Якщо технологічний режим установлений за якомось із наведених 
чинників, то при проведенні ряду заходів у свердловині або 
несподіваних змінах за різних причин необхідна поточна, в окремих 
свердловинах дуже часта, зміна технологічного режиму експлуатації. 
Цю необхідність установлюють при періодичних дослідженнях 
свердловин або проведенні різних заходів у свердловинах і коригують 
у матеріалах із аналізу розробки. 
З викладеного вище випливає, що у процесі розробки 
відбуваються зміни технологічного режиму експлуатації свердловин. 
Ці зміни можуть бути пов’язані як із самим чинником, за яким 
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установлювали цей режим, так і зі стадією розробки та різними 
роботами у свердловині. 
Зміни, що відбуваються, потрібно враховувати і прогнозувати 
залежно від різних чинників і вносити у проєкт розробки родовища. 
 
5.4.  Принципи й математичні критерії основних 
визначальних чинників у процесі встановлення технологічного  
режиму 
 
5.4.1. Вплив недосконалості газових свердловин на 
технологічний  режим  експлуатації 
Газовіддаючі можливості покладу, який розробляється, істотно 
залежать від характеру зв’язку стовбура свердловини з продуктивним 
пластом. Від обраних умов розкриття продуктивного розрізу 
залежить технологічний режим експлуатації. Вплив розкриття пласта 
на продуктивність свердловини пов’язаний із умовами розкриття 
продуктивного пласта, що забезпечують збереження його природної 
проникності; ступенем розкриття і конструкцією вибою свердловини, 
через який здійснюється гідродинамічний зв’язок стовбура зі 
свердловиною. 
Вплив ступеня розкриття на продуктивність газових свердловин 
Однопластовий поклад. Відомо, що на дебіт свердловини 
впливає проникність привибійної зони (дебіт зменшується вдвічі при 
зменшенні проникності привибійної зони порівняно з проникністю 
пласта в 4 рази). Тому важливими є вибір промивальної рідини і 
перепаду тиску на пласт під час його первинного розкриття. 
Продуктивність свердловин залежить від досконалості 
розкриття пласта. Недосконалість свердловин за ступенем і 
характером розкриття спричиняє додатковий опір по шляху руху 
рідини і газу (рис. 5.1), призводить до збільшення втрат тиску і 
зниження продуктивності свердловин (рис. 5.2). 
Вплив ступеня розкриття на продуктивність свердловин 
залежить від товщини продуктивного пласта, його фільтраційних 
властивостей і характеру їх зміни по площі, товщині і послідовності 
залягання пропластків із різною проникністю.  
Якщо вертикальна проникність kв набагато більша за 
горизонтальну проникність kг, то збільшення відбору газу зі 
свердловини при заданій депресії найефективніше не внаслідок 
збільшення ступеня розкриття, а завдяки збільшенню діаметра 
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свердловини. Якщо ж навпаки,       , то дебіт свердловини 
зростає практично пропорційно ступеню розкриття (рис. 5.2, крива 3). 
 
 
Рисунок 5.1 – Залежність коефіцієнтів фільтраційних опорів  
недосконалої свердловини (ан і bн) від відносного розкриття  
пласта  ̅       ⁄  
h – товщина пласта; hвід – розкрита товщина пласта;  
індекс «д» відноситься до досконалої свердловини 
Вважається, що повна перфорація газоносного інтервалу завжди 
призводить до збільшення дебіту свердловини. Однак практика 
показує, що приріст дебіту свердловини внаслідок повноти розкриття 
однорідного пласта порівняно з ідентичним пластом, перфорованим 
до половини газоносного інтервалу (рис. 5.2, крива 1), може бути 
настільки незначним (близько 14 %), що наявна техніка вимірювання 
профілю припливу (дебітомір, шумомір тощо) практично не фіксує 
приросту дебіту свердловини. Ця залежність показує, що якщо 
конструкція свердловини не забезпечує виносу частинок рідини і 
твердих домішок, то практично неминуче утворення стовпа рідини 
або піщаної пробки нижче середини інтервалу перфорації. 
Багатопластовий поклад. Якщо газоносний інтервал 
складається з кількох повністю перфорованих пропластків, що мають 
різну проникність і гідродинамічно взаємопов’язаних, то відсутність 
помітного приросту дебіту особливо яскраво виражено в інтервалах із 
низькою проникністю (рис. 5.2, криві 4, 5, 6). 
Оптимальна величина розкриття. Узагальнюючи наведені 
залежності  ̅ від  ̅ маємо, що: 
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1. За наявності небезпеки прориву конуса підошовної води 
оптимальним варіантом розкриття однорідних, анізотропних (із 
параметром анізотропії близьким до одиниці) пластів, а також 
багатопластових покладів, де низькопродуктивний пропласток 
залягає нижче високопродуктивного, є відносна товщина розкриття 
 ̅               ⁄ . 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 5.2 – Залежність відносного дебіту  ̅      ⁄  від  
відносного розкриття пласта  ̅ 
Криві: 1 – ізотропний пласт; 2 – анізотропний пласт;  
3 – вертикальна проникність      ; 4 – двошаровий: зверху 
ізотропний високопроникний пласт, нижній – низькопроникний 
анізотропний (параметр анізотропії      ); 5 – двошаровий: знизу 
високопроникний ізотропний пласт; 6 – тришаровий, в середині 
високопроникний ізотропний пласт; індекси «н» і «д» відносяться до 
параметрів недосконалої і досконалої свердловин 
2. За наявності підошовної води розкривають лише частину 
пласта, забезпечуючи практично максимальну безводну 
продуктивність свердловин і мінімальну небезпеку прориву конуса 
підошовної води до них. 
3. У разі чергування високопроникних пропластків із 
низькопроникними частина перфорованого інтервалу з низькою 
проникністю через недостатню продуктивність перекривається 
стовпом рідини або піщаною пробкою і в роботі свердловини не бере 
участі. 
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Вплив характеру розкриття на продуктивність газових 
свердловин 
Переважно зв’язок пласта зі свердловиною здійснюють 
перфорацією. Завданням перфорації є забезпечення максимальної 
продуктивності свердловин при мінімальних витратах, пов’язаних із 
величиною інтервалу розкриття, глибиною і кількістю перфораційних 
отворів. 
Поняття про максимальну продуктивність. Максимальною 
продуктивністю при недосконалій за характером розкриття 
свердловині є дебіт, що отримується з передбачуваного інтервалу 
розкриття при допустимій величині депресії на пласт і відсутності 
додаткового опору, спричиненого перфорацією. Максимальна 
продуктивність свердловин може бути забезпечена шляхом 
інтенсифікації при обмеженій кількості перфораційних отворів. 
Чинники, що впливають на розміри перфораційних отворів. 
Розміри перфораційних отворів залежать від конструкції 
перфоратора, гідростатичного тиску, температури і густини 
середовища, товщини шару рідини між перфоратором і стінкою 
стовбура свердловини, твердості металу і цементного каменю тощо. 
Зі збільшенням пористості і проникності породи глибина 
перфораційного каналу збільшується, а зі збільшенням міцності 
породи – зменшується. 
Чинники, що впливають на дебіт перфорованих свердловин. За 
даних розмірів перфораційних отворів дебіт свердловини залежить 
від їх кількості, а при розрахунках – також від правильності 
визначення коефіцієнтів недосконалості С1 – С4. Кількість отворів, 
визначена як оптимальна за лінійним законом, не завжди прийнятна в 
газових і газоконденсатних свердловинах. Відносний дебіт 
(відношення дебіту недосконалої свердловини до дебіту досконалої), 
обчислений за формулою для лінійного закону опору, завжди 
більший за дебіт газу, визначений при нелінійному законі. Для 
заданих a, b і pпл величина депресії істотно впливає на відносний 
дебіт газових і газоконденсатних свердловин, і якщо ця величина 
необмежена, то кількість перфораційних отворів може бути 
мінімальною. В анізотропних пластах, за інших однакових умов, 
щільність перфораційних отворів має бути значно вищою, ніж в 
ізотропних (рис. 5.3, криві 1, 2). Зі збільшенням кількості отворів 
істотно знижуються коефіцієнти фільтраційних опорів. 
Продуктивність свердловини, яка розкрила анізотропний пласт із 
меншим діаметром отворів і більшою їх кількістю, перевищує 
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продуктивність, одержувану при більшому діаметрі отворів, але 
меншій їх кількості (рис. 5.3, криві 2, 3, 4). 
Для заданих ад, bд (коефіцієнти фільтраційних опорів досконалої 
свердловини) і відносного дебіту кількість отворів n залежить від 
величини депресії на пласт. Для отримання заданого дебіту за 
великих ∆р2 потрібна менша кількість отворів. Величина ∆р2 
обмежується пластовими тисками, стійкістю порід до руйнування, 
наявністю підошовної води та іншими чинниками. Тому кількість 
отворів встановлюють із урахуванням наведених чинників. 
Розрахунки показують, що за інших однакових умов для заданого Q 
вплив ∆р2 на кількість перфораційних отворів n залежить від 
фільтраційних властивостей пористого середовища. Для заданого Q 
погіршення колекторських властивостей пласта призводить до 
збільшення кількості отворів (рис. 5.4). 
 
 
 
Рисунок 5.3 – Залежність ̅ від 
щільності перфорації   ̅
 Рисунок 5.4 – Залежність  ̅ 
від кількості отворів n 
1 – анізотропний пласт  
(            ); 
2 – ізотропний пласт  
(            ); 
3 – ізотропний пласт  
(          ); 
4 – ізотропний пласт  
(            ); 
d – діаметр отвору перфорації; 
 ̅      ⁄ , де fот – поверхня отворів  
на 1 п. м перфорованої поверхні F 
 1 – a = 0,3; b = 0,1; 
2 – a = 10; b = 0,001 
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Вплив ступеня розкриття смугоподібного пласта на 
продуктивність свердловини із горизонтальним стовбуром (СГС) 
Параметри, що визначають недосконалість за ступенем 
розкриття свердловини з горизонтальним стовбуром. 
Недосконалість за ступенем розкриття СГС пов’язана не з товщиною 
пласта, а з довжиною смугоподібного пласта L, що припадає на 
частку СГС, і довжиною горизонтальної частини стовбура l (рис. 5.5). 
Параметри, що впливають на продуктивність: 
– ступінь розкриття смугоподібного пласта; 
– розміщення стовбура відносно покрівлі й підошви пласта; 
– відстані між сусідніми СГС, тобто бічними контурами 
живлення; 
– розташування свердловини відносно торців смугоподібного 
пласта (рис. 5.5, а, б). 
 
 
Рисунок 5.5 – Схема розкриття пласта свердловиною з 
горизонтальним стовбуром 
Характер залежності дебіту від параметрів розкриття. Зі 
збільшенням відносної ширини пласта  ̅     ⁄  (Rк – відстань від 
СГС, розташованої уздовж пласта, до контура живлення) різниця між 
відносними дебітами СГС  ̅, розташованих відповідно до схем 
рисунка 5.5, а, б, зростає. Зі збільшенням  ̅  і відносного розкриття 
 ̅    ⁄  (рис. 5.6) збільшується темп наростання відносного дебіту 
 ̅      ⁄  (Qн – дебіт недосконалої свердловини, Qд – дебіт 
досконалої свердловини, що розкрила пласт на всю довжину). Так 
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при  ̅      і  ̅      відносний дебіт  ̅ становить 80 % від дебіту 
досконалої свердловини. Зі зменшенням  ̅  залежність між  ̅ і   ̅
наближається до лінійного характеру ( ̅   ). Зростання 
продуктивності недосконалої свердловини з горизонтальним 
стовбуром, що експлуатує смугоподібний пласт, інтенсивніше до 
відносного розкриття  ̅      і, отже, СГС доцільно розміщувати далі 
від меж пласта. Недосконалість вертикальної свердловини менш 
істотно впливає на її продуктивність, ніж недосконалість  СГС.  
Вплив технологічного режиму експлуатації на руйнування 
привибійної зони 
У процесі розробки газових родовищ деформація пласта 
проходить повсюдно, а у привибійній зоні – з моменту пуску 
свердловини в експлуатацію. Причиною деформації привибійної зони 
може бути як зниження тиску при освоєнні і експлуатації 
свердловини, так і його підвищення при розкритті пласта. Ступінь 
деформації колекторів залежить від їх пружних властивостей і 
величини депресії. 
 
 
 
Рисунок 5.6 – Залежність відносного дебіту  ̅ свердловини з 
горизонтальним стовбуром від   ̅смугоподібного пласта за різних  ̅  
Вплив пружних властивостей і депресії на руйнування 
колекторів 
Газоносні колектори мають певні міцнісні властивості. 
Показники стійкості порід залежать від їх структури, пористості, 
проникності, глибини залягання, властивостей і обсягу насичуючих їх 
рідин і газів, а також ряду інших чинників. 
Градація колекторів за стійкістю залежно від депресії: 
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– нестійкі – руйнуються при градієнті до 0,5 МПа/м; 
– слабкостійкі – руйнуються при (0,5 – 10,0) МПа/м; 
– середньостійкі – руйнуються при (10,0 – 15,0) МПа/м; 
– стійкі – не руйнуються при 15,0 МПа/м. 
Способи визначення допустимої депресії: 
– за техніко-експлуатаційними даними свердловин; 
– за величиною градієнта тиску і швидкості фільтрації; 
– за даними механічних властивостей колекторів, що складають 
привибійну зону; 
– за встановленою залежністю критичних значень 
фільтраційного потоку від радіусу руйнування порід привибійної 
зони. 
Усі методи визначення допустимої депресії базуються на 
характеристиках міцності гірських порід. 
Характеристика способів визначення допустимої депресії. Для 
визначення допустимої депресії за техніко-експлуатаційними даними 
необхідне вивчення матеріалів експлуатації свердловин. Аналізуючи 
вміст піску в продукції, що видобувається на різних режимах, сумарні 
відбори, міжремонтні періоди та інші показники експлуатації, 
встановлюють величину депресії, за якої забезпечується оптимальний 
технологічний режим роботи свердловини. 
Для визначення допустимої депресії за величиною градієнту 
тиску й швидкості фільтрації необхідне знання залежностей цих 
параметрів від радіусу руйнування. Цей спосіб в умовах деформації 
привибійної зони найбільш правильний. Однак виникають труднощі, 
пов’язані з необхідністю експериментального встановлення меж 
стійкості всього продуктивного розрізу. За наявності слабкостійких 
колекторів виконання цієї умови є трудомістким, а інколи 
неможливим. Якщо продуктивний розріз порівняно однорідний за 
пружними параметрами й зразки породи не руйнуються в процесі 
відбору та вивчення в лабораторних умовах, то цей спосіб дозволяє 
досить надійно установити оптимальний технологічний режим 
експлуатації свердловини. Більшість газових родовищ неоднорідні за 
розрізом і складені слабкостійкими породами. Тому відбір 
репрезентативної проби та її вивчення в умовах, близьких до 
природних, не завжди можливий. 
Установити механічні властивості пласта також важко, як і 
визначити градієнт тиску і критичну швидкість фільтрації, за яких 
починається руйнування привибійної зони. Певна депресія на пласт за 
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механічними властивостями, зазвичай, у кілька разів вища або нижча 
фактичної величини експлуатації без пробкоутворення. 
Кожен метод має свої недоліки і необхідний комплексний підхід 
щодо оцінки впливу різних чинників на деформацію пласта в 
привибійній зоні. 
В умовах руйнування привибійної зони, якщо навіть контроль 
даних експлуатації вказує на відсутність піску в продукції свердло-
вини, відбувається зниження або підвищення її продуктивності. Це 
пов’язано з тривалістю утворення піщаної пробки або поступовим 
очищенням привибійної зони від дрібних частинок. Кількісна оцінка 
зміни дебіту (при заданій постійній депресії) вимагає врахування 
зниження дебіту внаслідок загального падіння пластового тиску. На 
стійкість колекторів у привибійній зоні впливає технологія їх роз-
криття і освоєння. Якщо руйнування породи починається з деякого 
значення межі міцності, то визначення допустимої депресії не викли-
кає ускладнень. Якщо ж межа міцності практично дорівнює нулю, то 
визначення допустимої депресії складне. У цьому випадку застосову-
ють методику з визначення допустимої депресії для неміцних колек-
торів, що руйнуються, сутність якої полягає в тому, що критичний 
градієнт тиску і швидкість фільтрації, які руйнують породи, 
визначають залежно від радіуса руйнування привибійної зони Rкр 
(методика Алієва). Для визначення критичного радіуса руйнування 
порід використовують номограми або емпіричні формули. 
Процес руйнування колекторів і методи обмеження процесу 
їх  руйнування 
Процес руйнування залежно від часу. У разі перевищення 
критичного градієнта тиску, коли процес руйнування можливий і 
швидкість фільтрації забезпечує винесення частинок, руйнування 
може відбуватися тривалий час, так як в умовах утворення каверни 
максимум градієнта тиску зсувається до контуру пласта. Але з 
переміщенням зони руйнування від стінки до контура площа 
фільтрації збільшується, і при постійному дебіті свердловини 
зменшується швидкість фільтрації. Отже, навіть для неправильно 
обраного режиму експлуатації з виносом піску настає момент, коли 
винесення припиняється. Тому для встановлення оптимального 
технологічного режиму експлуатації використання результатів лише 
короткочасного випробування пластів недостатньо. Для визначення 
дебіту або депресії, за яких відбувається руйнування привибійної 
зони, необхідні дані неодноразових або тривалих досліджень або дані 
експлуатації свердловин. 
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Методи обмеження процесу деформації колекторів: 
– підтримання мінімального градієнта, меншого від 
допустимого; 
– підтримання швидкості фільтрації, за якої неможливе 
винесення частинок; 
– застосування механічного або хімічного способу кріплення 
вибою свердловини. 
Другий спосіб в умовах руйнування пласта призводить до 
утворення піщаних пробок на вибої і псевдозрідженого шару у 
стовбурі свердловини. Отже, його треба застосовувати тільки разом із 
першим способом. 
Вплив піщаної пробки або стовпа рідини на продуктивність 
газових  свердловин  (ГС) 
Причина утворення пробок. У процесі експлуатації деформація 
слабостійких порід призводить до руйнування привибійної зони. За 
швидкостей потоку газу, що не забезпечують винесення частинок 
породи на поверхню, утворюється піщана пробка (рис. 5.7), яка 
суттєво впливає на встановлений технологічний режим експлуатації. 
Піщано-рідинні пробки можуть утворюватись і при експлуатації 
стійких колекторів, де не відбувається руйнування привибійної зони 
за встановлених депресій. Наявність пробки в цих випадках пов’язана 
з проникненням промивальної рідини у продуктивний пласт під час 
буріння, конструкцією свердловини, розподілом дебіту в інтервалі 
перфорації, вмістом рідких компонентів у продукції свердловини, 
подачею інгібіторів тощо. 
Зв’язок пробкоутворення з технологічним режимом. У разі 
правильного вибору технологічного режиму експлуатації з 
урахуванням характеристик пласта і свердловини можна уникнути 
утворення значних піщаних пробок або стовпа рідини за 
найнесприятливіших умов і, навпаки, у разі неоптимальних режимів у 
найстійкіших колекторах можна створити умови для утворення 
стовпа рідини або пробки у стовбурі свердловини (рис. 5.7). В умовах 
розробки можна забезпечити режим експлуатації без утворення 
піщаної пробки шляхом збільшення депресії за наявності колекторів, 
які не руйнуються. 
Для ізотропного пласта дебіт газової свердловини монотонно 
збільшується, починаючи з нуля на підошві. Тому, якщо фонтанні 
труби спущені вище підошви пласта, з огляду на те що для підйому 
частки потоком необхідний дебіт, який перевищує певну величину, 
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наявність пробки або стовпа рідини хоча б невеликої висоти 
обов’язкова. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 5.7 – Схема свердловини з піщаною пробкою на вибої 
h, hпр – товщина пласта і висота пробки; k, kпр – проникність 
пласта і пробки 
Псевдозріджені пробки. Крім нерухомої структури на вибої 
пробки можуть утворюватися і в стовбурі свердловини у вигляді 
псевдозрідженого шару. Розміри цього шару залежать від розмірів 
твердих частинок, властивостей флюїду і швидкості потоку газу. 
Залежно від цих параметрів є певна швидкість, за якої нерухомий шар 
пробки починає переходити у псевдозріджений стан. Ступінь 
розширення шару зменшується зі збільшенням газоконденсатного 
чинника. Вплив псевдозрідженого шару менший, ніж нерухомої 
пробки, але за швидкості потоку меншої від швидкості виносу цей 
шар після зупинки свердловини осідає на вибій і призводить до 
падіння продуктивності при подальшій експлуатації. 
Зв’язок пробкоутворення з продуктивністю свердловини. 
Наявність пробки або стовпа рідини призводить до зниження дебіту. 
У разі приблизно однакових проникностей пласта і пробки, а також 
коли проникність пробки менша проникності пласта, вплив піщаної 
пробки на продуктивність газової свердловини може бути оцінено як 
вплив недосконалості за ступенем розкриття пласта. На різних етапах 
утворення пробки й залежно від конструкції свердловини змінюється 
фракційний склад пробки, який передбачає зміну продуктивності 
свердловин. Зі збільшенням глибини спуску фонтанних труб у зону 
інтервалу перфорації вміст великих фракцій у пробці збільшується. 
Зниження продуктивності свердловин, що експлуатуються з 
піщаною пробкою, є наслідком зменшення площі фільтрації й 
збільшення додаткового опору. Величина цього опору залежить від 
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фільтраційних властивостей пробки, фільтраційних параметрів пласта 
(анізотропії пласта), розчленованості пласта, неоднорідності за 
площею і розрізом, а також величини зони перекриття пласта 
пробкою. 
Повне перекриття пласта пробкою. У разі повного перекриття 
пласта пробкою зниження дебіту свердловини тим істотніше, чим 
більша товщина пласта (рис. 5.8). Наприклад, при співвідношенні 
проникностей пласта і пробки     ⁄       і товщині пласта h = 1 м 
продуктивність свердловини погіршується на 8 %, а при h = 10 м – 
відповідно на 80 %. При постійній товщині пласта продуктивність 
різко погіршується зі збільшенням     ⁄  від нуля до 0,01. 
 
 
Рисунок 5.8 – Залежність відносного дебіту  ̅ від     ⁄  при повному 
перекритті пластів пробкою 
1 –       ; 2 –       ; 3 –         
Часткове перекриття пласта пробкою. При частковому 
перекритті вибою свердловини пробкою, тобто якщо      , 
залежність відношення сумарного дебіту свердловини з пробкою до 
загального дебіту без пробки  ̅ від     ⁄  (рис. 5.9) має той же 
якісний характер, що і у разі повного перекриття пласта пробкою, але 
з різкою зміною в області значно менших відносних проникностей 
(    ⁄  близько до нуля). Таким чином, зона, перекрита пробкою, 
практично не працює.  
Отже, за наявності непроникних пропластків у розрізі й 
утворення піщаних пробок нижче непроникного пропластка 
відпрацювання газоносного пласта нижче непроникного пропластка 
протікає слабко. 
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Рисунок 5.9 – Залежність 
відносного дебіту  ̅ від     ⁄  при 
частковому перекритті пластів 
пробкою 
1 –        ; 2 –         ;  
3 –        ; 4 –        ;  
товщина пласта h = 50 м 
 
Вплив стовпа рідини на продуктивність. Дебіт свердловини 
утворюється з двох складових: 
1. дебіту газу Q1, що проходить крізь стовп рідини, який 
перекриває газоносний пласт; 
2. дебіту газу Q2, що проходить крізь не перекритий інтервал 
пласта. 
Чітке розділення потоку газу у привибійній зоні на дві частини 
складне і можливе лише тоді, коли вертикальна проникність пласта 
дорівнює або близька до нуля. Проте, дослідження показують, що при 
прийнятому допущенні й частковому перекритті пласта рідиною зі 
збільшенням депресії на пласт темп зниження  ̅ від    зменшується 
(рис. 5.10).  
 
 
Рисунок 5.10 – Залежність  ̅ від 
висоти стовпа рідини hр при різних 
депресіях на пласт 
1 –          ; 2 –          ; 
3 –          ; 4 –         
 
 
 
Максимальна висота стовпа рідини, за якої працює вся 
перекрита рідиною частина пласта: 
   
 
  
  
   
  
. 
При цих висотах стовпа рідини вибійний тиск pв біля підошви 
пласта дорівнюватиме пластовому, і, отже, біля підошви припиниться 
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рух. Якщо процес накопичення рідини триває, то це означає, що для 
заданої конструкції свердловини, починаючи від підошви пласта, 
відбувається безперервне відключення пласта знизу і частина стовпа 
рідини йде в пласт. 
Вплив депресії на утворення піщаної пробки або стовпа 
рідини на вибої  газових свердловин 
Утворення піщаної пробки або стовпа рідини на вибої газових 
свердловин залежить від швидкості потоку у й депресії на одиницю 
довжини пробки. 
Питомий перепад. Питомий перепад R на одиницю довжини 
пробки hпр можна наближено визначити за формулою: 
  
    
      
 
   (   
      
 )
, 
де рпід ‒ тиск біля підошви пласта. 
Залежність R від довжини пробки має максимум (рис. 5.11) і 
перевищення питомого перепаду над його критичним значенням 
призводить до зупинки процесу зростання пробки, а його зниження ‒ 
до безперервного збільшення висоти пробки. Зі збільшенням 
проникності пробки питомі втрати в пробці знижуються. З кривої 1 
видно, що при порівняно близьких значеннях проникності пласта й 
пробки (√  ⁄      ) питомий перепад обернено пропорційний 
висоті пробки       ⁄ . 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 5.11 ‒ Залежність питомого перепаду тиску R від висоти  
пробки hпр 
(  ⁄ )   : 1 ‒ 0,25; 2 ‒ 0,19; 3 ‒ 0,1; 4 ‒ 0,05 
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Зазначені графічні залежності висоти пробки від питомого 
перепаду можна виразити в аналітичному вигляді. 
Критична висота пробки відповідає межі утворення пробки у 
стовбурі й знаходиться з умови: 
R = c, 
де   *
   
      
 
  
    +
 
; 
  
  
 
. 
Якщо депресія падає, тобто    , то відбувається безперервний 
ріст пробки. Якщо збільшувати депресію, тобто    , то 
забезпечується режим експлуатації без утворення піщаної пробки 
внаслідок безперервного її руйнування. 
Отже, якщо на реальних родовищах колектор не руйнується, то 
шляхом збільшення депресії можна забезпечити режим експлуатації 
без утворення піщаної пробки. Умову руйнування піщаної пробки 
підтримують відповідною конструкцією свердловини, що забезпечує 
винесення частинок зруйнованої пробки на поверхню. 
Якщо у свердловині є стовп рідини, то його критичну величину 
при задавлюванні свердловини визначають за формулою: 
  
    
   
      
 
  
    , 
де    ‒ густина пробки. 
Зв’язок пробкоутворення і наявності рідини у стовбурі 
свердловини з діаметром і глибиною спуску фонтанних труб 
Утворення піщаної пробки або стовпа рідини на вибої газових і 
газоконденсатних свердловин за відповідних умов, тобто за наявності 
вологи в продукції свердловини, прориві підошовної або контурної 
води, очищенні привибійної зони від промивальної рідини, 
руйнуванні пласта при заданій депресії тощо, в основному пов’язано з 
вибором конструкції свердловини. Вибір діаметра і глибини спуску 
фонтанних труб із урахуванням характеристик пласта, потоку 
пластового флюїду, що фільтрується, продуктивності свердловини і 
профілю припливу істотно залежить від можливості прихоплення 
труб підіймача, втрат тиску в стовбурі свердловини і особливо в зоні 
фільтра при великій товщині газоносного пласта. 
Зв’язок критичного дебіту з діаметром труб. Можливість 
утворення пробок залежить від забезпечення виносу частинок. Якщо 
свердловина працює по затрубному простору і втрати тиску через 
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фонтанні труби великі, а можливість збільшення їх діаметра відсутня, 
то необхідно забезпечити винесення частинок у кільцевому просторі. 
Швидкість усталеного руху частинок може бути визначена за умови 
рівності сил тяжіння частинки силі опору. Це означає, що швидкість 
руху частинки повинна дорівнювати швидкості висхідного газового 
потоку. Щоб не відбувалося осадження і накопичення частинок, 
швидкість потоку газу повинна бути дещо вищою, від швидкості 
осадження частинок. Для визначення швидкості осадження отримані 
емпіричні співвідношення, що зв’язують швидкість висхідного 
потоку з масою частинки й густиною та в’язкістю газу. 
Для винесення рідини враховують зміну форми рідких частинок 
при русі у висхідному потоці й режим течії газо-рідинної суміші. 
Режими течії газорідинної суміші й умови їх існування. У 
газових свердловинах підйом рідини відбувається лише завдяки 
енергії газу. Залежно від конструкції свердловини, дебіту газу й 
рідини, тиску і температури на різних ділянках стовбура можуть бути 
різні режими течії газорідинної суміші. Залежно від розмірів і форми 
рідкої й газової фаз розрізняють дисперсну, дисперсно-кільцеву, 
кільцеву, снарядно-кільцеву, снарядну, бульбашково-снарядну й 
бульбашкову структури режимів газорідинного потоку (див. п. 3.2.3.). 
За наявності рідини в продукції газової свердловини, залежно від її 
продуктивності та конструкції, можливе існування одного або кількох 
режимів. 
При кільцевому режимі сумарна сила впливу газового потоку в 
кожному перетині повинна бути не меншою архімедової, а об’єм 
рідини ‒ менший об’єму газу в перерізі, що розглядається. У разі 
порушення цих умов відбувається змикання плівок. Стійка форма 
плівки не гладка, а хвиляста, і при правильній синусоїдальній формі 
плівки її товщина δ не перевищує 0,075D (D ‒ діаметр труби), а 
амплітуда її коливань менша 0,15D. Виходячи з гранично можливих 
товщин плівки і групи плівок, отримують зону перехідного снарядно-
кільцевого режиму: 
                 . 
При снарядному режимі довжина газової пробки більша або 
дорівнює довжині рідкої пробки. Товщина шару рідини, яка відділяє 
газову пробку від стінки стовбура свердловини, може досягати 0,15D. 
Отже, нижню межу снарядного режиму мають при дебітах, менших 
критичного у 4 рази: 
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         . 
Верхня межа бульбашкового режиму і зона переходу від 
бульбашкового до снарядного режиму в газових свердловинах не 
визначена, так як верхня межа бульбашкового режиму залежить від 
способу введення і об’єму газу, що надходить у стовбур свердловини, 
наповнений рідиною. Виходячи з міркувань розриву газорідинного 
потоку, верхню межу бульбашкового режиму можна приблизно 
оцінити співвідношенням: 
         . 
Отримані залежності дають можливість оцінити існуючі в 
газовій свердловині режими при відомому діаметрі фонтанних труб. 
Знаючи наведені вище межі існування режимів, за величиною дебіту 
обчислюють діаметр фонтанних труб. 
Варіанти глибини спуску фонтанних труб. На практиці 
застосовуються три варіанти глибини спуску фонтанних труб: 
– підошва фонтанних труб розміщена на рівні покрівлі 
продуктивного пласта і вище; 
–  фонтанні труби спущені до середини інтервалу перфорації; 
– підошва фонтанних труб розміщена в безпосередній 
близькості до нижнього отвору інтервалу перфорації. 
На глибину спуску фонтанних труб впливають: діаметр труб, 
дебіт свердловини, форма і розміри частинок породи та/або крапель 
рідини, товщина продуктивного інтервалу, розподіл дебіту в інтервалі 
перфорації, стійкість порід тощо. 
Результати промислових досліджень показують, що спуск 
фонтанних труб до нижніх отворів інтервалу перфорації запобігає 
утворенню піщаних пробок або стовпа рідини у стовбурі 
свердловини. Проте, вплив висоти пробки, незалежно від глибини 
спуску фонтанних труб, залишається непомітним, якщо нижня 
частина інтервалу перфорації низькопродуктивна і в ізотропному 
пласті висота піщаної пробки не перевищує (10 ‒ 20) % загальної 
перфорованої товщини продуктивного пласта. Порушення 
закономірності впливу пробки на продуктивність може мати місце 
лише в тому випадку, коли свердловина розкриває кілька пропластків 
з різними характеристиками і стійкістю на руйнування. 
Результати аналізу впливу деяких чинників на глибину спуску. 
Аналіз впливу припливу газу, продуктивності свердловин, винесення 
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частинок і втрат тиску на глибину спуску фонтанних труб показує, 
що: 
– при рівномірному надходженні газу з інтервалу перфорації і 
наявності умов накопичення частинок на вибої, доцільний спуск 
фонтанних труб до нижнього інтервалу перфорації; 
– при зниженні дебіту свердловини від покрівлі до підошви 
пласта доцільний спуск фонтанних труб до нижніх отворів інтервалу 
перфорації; 
– за наявності швидкості, що забезпечує підйом частинок із 
нижнього інтервалу без фонтанних труб, відсутності умов 
руйнування колектора і накопичення частинок на вибої, фонтанні 
труби спускають до покрівлі продуктивного пласта, в іншому 
випадку, якщо швидкість потоку нижче підошви фонтанних труб не 
забезпечує винесення породи або крапель рідини, то, незважаючи на 
експлуатацію свердловин через затрубний простір, глибина спуску 
фонтанних труб повинна бути на рівні нижніх отворів інтервалу 
перфорації; 
– у разі інтенсивного руйнування колектора за невеликих 
депресій, питання про глибину спуску труб вирішують із 
урахуванням конструкції фільтра; 
– при визначенні глибини спуску фонтанних труб, втрати тиску 
у фонтанних трубах не повинні бути єдиним і визначальним 
фактором. 
Якщо пробка мокра, то для збільшення інтенсивності її 
винесення, крім збільшення швидкості потоку, необхідно поступове 
збільшення глибини спуску фонтанних труб або створення необхідної 
швидкості газу в експлуатаційній колоні в межах (1 ‒ 10) м/с. 
 
5.4.3. Технологічний режим роботи свердловин за наявності  
підошовної  води 
Закономірності  зміни  граничного  безводного  дебіту 
Загальні міркування. Установлення технологічного режиму 
експлуатації газових свердловин, що розкрили пласти з підошовною 
водою, відноситься до завдань вищої складності. Точне вирішення 
цього завдання з урахуванням нестаціонарності процесу 
конусоутворення, неоднорідності пористого середовища у 
вертикальному й горизонтальному напрямках, відмінності законів 
фільтрації газу й води, зміни їх фізичних властивостей у процесі 
розробки, форми й меж розділів газ-вода, фазових проникностей і 
капілярних сил практично неможливе. Зазвичай безводні дебіти, що 
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визначаються розрахунковим шляхом, є значно більшими фактичних, 
і конус підошовної води проривається у свердловину при дебітах 
порівняно менших від розрахункових. З огляду на важливість цього 
завдання під час проєктування й експлуатації газових родовищ 
розглянемо основні закономірності зміни граничного безводного 
дебіту залежно від величини розкриття й анізотропії пласта. 
Граничний безводний дебіт – це продуктивність свердловини, 
одержана при досягненні вершини конуса води вибою свердловини. 
Звідси випливає, що для отримання безводного дебіту необхідно, щоб 
рівень контакту газ–вода під свердловиною був нижчим від нижніх 
перфораційних отворів. Це означає, що у свердловині необхідно 
створити таку депресію, за якої рівень конусоутворення води буде 
меншим висоти: 
   (      ),                                  (5.1) 
де h ‒ товщина пласта; 
hроз ‒ розкрита товщина. 
Коефіцієнт а беруть рівним 0,4, що за Чарним дає достатню 
надійність у визначенні безводного дебіту. 
Для точного вирішення задачі щодо безводного дебіту газової 
свердловини необхідне знання реального стану межі розділу газ–вода, 
що є функцією часу і режиму експлуатації свердловини, та розподілу 
тиску в зоні дренування свердловиною, яка в значній мірі 
визначається ступенем ізотропії пласта. 
У більшості газоносних пластів вертикальні й горизонтальні 
проникності розрізняються, причому вертикальна проникність kв 
значно менша горизонтальної. Низька вертикальна проникність 
знижує небезпеку обводнення газових свердловин у процесі 
експлуатації. Однак при низькій вертикальній проникності 
ускладнюється підтікання газу знизу у сферу впливу недосконалості 
свердловини за ступенем розкриття. У зв’язку з цим необхідно 
враховувати вплив анізотропії, так як використання методів 
визначення Qгр, розроблених для ізотропних пластів, призводить до 
істотних похибок. 
Чим більший підйом ГВК, тим вища похибка у величинах 
дебітів, визначених без урахування підйому ГВК. Величина підйому 
ГВК залежить від запасів і відбору газу, активності водонапірної 
системи, колекторських властивостей водогазоносного пласта тощо. 
Проникнення у процесі розробки підошовної води призводить до 
зміни пластового тиску і зменшення газонасиченої товщини пласта. У 
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разі великих пружних запасів води необхідно враховувати 
пружноємність води і водоносного пласта. 
Закономірності зміни безводного дебіту. Залежність граничного 
безводного дебіту Qгр від відносної товщини розкриття  ̅       ⁄  
показує, що існує розкриття, за якого граничний, безводний дебіт стає 
максимальним (рис. 5.12). Для отримання максимального дебіту 
ступінь розкриття пластів із низькою продуктивністю повинна бути 
більшою, ніж пластів із високою продуктивністю, так як зі 
зменшенням проникності Qгр також зменшується. 
Аналіз впливу анізотропії пласта показує, що зі зменшенням 
вертикальної проникності граничний дебіт істотно знижується  
(рис. 5.12). Крім того, зі зменшенням параметра анізотропії пласта 
      ⁄  величина розкриття пласта hроз, за якої Qгр стає 
максимальним, збільшується. 
 
Рисунок 5.12 ‒ Залежність 
граничного безводного дебіту 
свердловини Qгр від відносного 
розкриття  ̅ для різних значень 
анізотропії 
1 ‒ анізотропний пласт при 
периметрі анізотропії ν = 1,0;  
2 ‒ 4 ‒ ізотропний пласт при  
ν = 1,0; 0,5; 0,1 
 Рисунок 5.13 ‒ Залежність 
граничного дебіту Qгр від 
величини відносного 
розкриття  ̅ при рухомому 
(суцільні лінії) і нерухомому 
(пунктирні лінії) ГВК 
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На величину безводного дебіту впливають зниження p(t) і h(t). 
Чим менші p(t) і h(t), тим нижчий безводний дебіт свердловини, хоча 
в цілому вторгнення води в газовий поклад дещо уповільнює темп 
зниження пластового тиску (рис. 5.13). На цьому рисунку криві 1 ‒ 3 
відповідають безводним дебітам при    ( )      ; 21,9 і 14,4 МПа, 
одержаним при рухомому контакті газ–вода. Безводні дебіти за цих 
же пластових тисків, але при нерухомому контакті газ–вода показані 
пунктирними кривими 2 ‒ 5. З рисунка 5.13 видно, що при рухомому 
контакті газ–вода Qгр знижується інтенсивніше, ніж при нерухомому 
газо-водяному контакті. Порівняння кривих залежності Qгр від h, 
побудованих за однакових рпл(t) для hо і h(t), дозволяє визначити 
характер зміни Qгр при рухомому контакті і прогнозувати безводні 
дебіти у процесі проєктування розробки газових родовищ. Для 
заданої величини розкриття пласта hроз зміна газонасиченої товщі 
внаслідок підйому ГВК призводить до обводнення газової 
свердловини. 
Характер зміни Qгр, відповідного максимуму кривих залежності 
Qгр від  ̅ при нерухомому (крива 1) і рухомому (крива 2) ГВК, 
наведений на рисунку 5.14. З кривої 2 видно, що при заданій величині 
hроз у міру зниження пластового тиску та підйому ГВК Qгр різко 
знижується й після досягнення  ( )       свердловина 
обводнюється. Для уникнення обводнення у процесі розробки 
необхідно синхронно зі зміною h(t) змінювати й розкриту товщину 
пласта hроз. Лише в цьому випадку свердловина буде експлуатуватися 
до повного виснаження покладу. 
Для анізотропного пласта незалежно від величини параметра 
анізотропії ν зі зниженням рпл і зменшенням h(t) ‒ Qгр знижується. Зі 
зменшенням вертикальної проникності kв або параметра анізотропії ν ‒ 
Qгр зменшується. Це означає, що зменшення частки дебіту внаслідок 
підтікання з нерозкритої частини пласта відбувається через 
погіршення вертикальної проникності пласта. У разі істотного 
зниження вертикальної проникності безводний дебіт спрямовується 
до дебіту свердловини, що розкрила пласт товщиною hроз, де має 
місце лише плоско-радіальна фільтрація газу до свердловини. Отже, у 
разі зниження параметра анізотропії ν найвигідніше повне розкриття 
пласта. 
Якщо порівнювати граничні дебіти з ізотропного і 
анізотропного пластів, то Qгр анізотропного пласта завжди буде 
меншим безводного дебіту з ізотропного пласта. 
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Рисунок 5.14 ‒ Залежність граничного дебіту Qгр, відповідного hопт 
від пластового тиску рпл 
1 ‒ нерухомий ГВК; 2 ‒ рухомий ГВК 
Методи  збільшення  граничного  безводного  дебіту: 
‒ визначення оптимальної величини розкриття газоносного 
пласта, що відповідає максимальному безводному дебіту; 
‒ створення штучних непроникних екранів між ГВК і нижнім 
інтервалом перфорації. 
Збільшення Qгр шляхом визначення hопт. У разі розкриття 
газоносного пласта з підошовною водою продуктивність вертикальної 
свердловини залежить від ступеня розкриття пласта і відстані від 
вибою до ГВК. При цьому, чим менший ступінь розкриття, тим 
більший вплив недосконалості свердловини на її продуктивність. За 
невеликих ступенів розкриття пласта вплив недосконалості на 
продуктивність істотніший, ніж вплив депресії на пласт. Тому 
природно, що є деяка величина розкриття, яка залежить від 
параметрів пласта і властивостей газу й води, за якої свердловина дає 
максимальний безводний дебіт. 
На всіх кривих залежностей Qгр від  ̅ (рис. 5.13), побудованих 
для ізотропного й анізотропного пластів із нерухомим і рухомим 
ГВК, є точка, відповідна максимальному значенню Qгр. Значення  ̅ у 
цих точках відповідає оптимальній величині розкриття пласта. 
Величину hроз.опт визначають двома способами: аналітичним і 
графоаналітичним. 
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У процесі аналітичного способу неминучі допущення, які 
знижують точність визначень. Тому краще визначати оптимальну 
товщину розкриття hопт графоаналітичним методом. 
Підйом ГВК у процесі розробки призводить до безперервного 
зменшення газонасиченої товщини пласта. Для заданого розкриття 
пласта hроз зменшення в часі газонасиченої товщини призводить до 
збільшення значення відносного розкриття. Тому величина розкриття, 
яка є на початку розробки оптимальною, стає неоптимальною 
(посувається праворуч від оптимуму) і граничний безводний дебіт 
різко знижується. Це означає, що кожній поточній товщині 
газоносного пласта h(t) відповідає своя оптимальна величина 
розкриття. При цьому відносна величина оптимального розкриття 
залишається постійною (рис. 5.15). Зі збільшенням тривалості t, тобто 
зі зменшенням h(t), установлена спочатку hопт зростає і спрямовується 
до  ̅   . При підйомі ГВК установлена спочатку hопт через деякий 
час виявляється в обводненій зоні, і тому безводний дебіт дорівнює  
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 5.15 – Характер зміни первісної hопт в часі при підйомі ГВК 
у процесі розробки 
1 – hопт / h(t); 2 – hопт(t) / h(t) 
нулю. Це означає, що кожній поточній товщині газоносного пласта 
h(t) відповідає своя оптимальна величина розкриття. Для заданого 
пласта з незмінними, крім товщини, параметрами оптимальна 
величина розкриття з урахуванням зміни h(t) залишається постійною, 
як це показано на рисунку 5.15 (крива 2). Наведені закономірності 
вказують на те, що необхідне синхронне з підйомом ГВК зменшення 
розкритої товщини пласта для забезпечення оптимального розкриття 
протягом усього періоду розробки. 
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Збільшення Qгр шляхом створення непроникного екрана. 
Створення непроникного екрана (рис. 5.16) між нижнім інтервалом 
перфорації і ГВК ускладнює прорив у свердловину конуса води, 
вершина якого знаходиться безпосередньо під дном. Рівень ГВК 
навіть на невеликій відстані від стовбура свердловини набагато 
нижчий, ніж безпосередньо біля стовбура, що пов’язано з розподілом 
тиску у пласті працюючої свердловини. Отже, створення штучного 
непроникного екрана дозволяє істотно знизити небезпеку обводнення, 
продовжити тривалість безводної експлуатації свердловини і 
збільшити величину дебіту в кілька разів. 
 
Рисунок 5.16 – Схема 
свердловини з непроникним 
екраном, що розкрила газоносний 
пласт із підошовною водою 
rc – радіус свердловини;  
Rn – радіус екрана; Rк – радіус 
контура; h – товщина пласта 
 Рисунок 5.17 – Залежність 
граничного безводного дебіту 
свердловин, що відповідає 
оптимальній величині 
відносного розкриття, від 
розмірів екрана 
Матеріали, з яких виготовляють екрани. Спеціальні смоли 
Розміри екрана. Характер зміни величини Qгр, що відповідає 
оптимальній товщині розкриття, від радіуса непроникного екрана Rn 
показаний на рисунку 5.17. З рисунка видно, що зміна радіуса до 50 м 
призводить до значного зростання Qгр. Найбільша зміна Qгр 
відбувається у зоні зміни розміру екрана до 10 м. Далі темп зростання 
Qгр значно знижується. Крім того, при величині розкриття, яка не 
перевищує половини товщини газоносного пласта, створення екрана 
великих розмірів, крім економічної недоцільності, призводить до 
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втрати енергії пласта. Тому доцільно створювати перемички радіусом 
не більше 10 м. 
Товщина непроникного екрана практично не впливає на 
величину допустимої депресії на пласт і на Qгр. У разі невеликої 
товщини газоносного пласта товщину екрана можна звести до 
мінімуму. 
У неоднорідних за потужністю і за площею пластах можливе 
відхилення від циліндричної форми екрана. 
Одночасний  приплив  газу  і  підошовної  води  у  газову 
свердловину 
За наявності підошовної води в процесі експлуатації газових і 
газоконденсатних свердловин настає час, коли за різних причин конус 
підошовної води проривається у свердловину і її експлуатація з 
одночасним відбором газу й води стає необхідністю (рис. 5.18). Так, 
наприклад, при розкритті пласта з підошовною водою і перевищенні  
допустимої депресії на пласт у процесі освоєння й випробування 
свердловин при одночасному розкритті газо- і водоносного інтервалів 
виникає необхідність одночасного відбору газу й води. У деяких  
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 5.18 – Схема одночасного припливу газу й підошовної 
води у свердловину 
hг, hв – товщини газонасиченої і водонасиченої частин пласта; 
kг, kв – горизонтальна і вертикальна проникності 
випадках одночасний відбір газу й води обумовлений геологічними 
характеристиками родовища. Зокрема, при малих товщинах пласта й 
низькій продуктивності покладу, коли за обмеженої депресії на пласт 
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продуктивність свердловини незначна й не забезпечує стійкого 
режиму її експлуатації, потрібна експлуатація з припливом пластової 
води. Визначення дебітів газу й підошовної води з урахуванням 
параметрів пласта у водо- і газоносній частинах покладу й 
прогнозування їх на увесь період розробки являють великий 
практичний інтерес. Вирішення цієї задачі пов’язане з 
математичними труднощами, так як фізична сутність задачі вимагає 
знання форми межі розділу, характеру зміни фазової проникності в 
обводненій зоні тощо. 
Зазвичай, при обводнюванні свердловин із метою запобігання 
подальшого зростання припливу води знижують депресію на пласт. У 
цілому під час зупинки свердловини відбувається осідання конуса 
підошовної води, що утворився. Однак після утворення першого 
конуса води періодичні зупинки свердловини не призводять до 
стійкої безводної експлуатації і вторинний та наступні конуси 
утворюються значно швидше, ніж перший. Очевидно, це пов’язано з 
поверхневими явищами в газоносній області до обводнення і після 
нього. Експлуатація обводнених свердловин ускладнюється ще й тим, 
що робота стовбура свердловини у разі значного обсягу пластової 
води може негативно впливати на закономірне обводнення газоносної 
частини пласта підошовною водою. 
Закономірності  при  одночасному  припливі 
1. Якщо вертикальна проникність kв > 0 і товщина газонасиченої 
частини пласта в зупиненій свердловині у межах 0 ≤ hг ≤ h (h ‒ 
товщина пласта), то за будь-якої депресії на пласт і будь-якому 
розкритті буде присутній приплив газу до свердловини. 
2. При kв = 0 і розкритті лише газоносної частини пласта 
приплив води буде відсутній, і навпаки, при розкритті лише 
водоносної частини пласта не буде припливу газу. 
3. Над поверхнею ВВ1 (рис. 5.18) має місце двофазна течія. 
4. При повному розкритті газонасиченої частини пласта приплив 
води до свердловини починається за будь-якої депресії на пласт. 
5. У разі неповного розкриття газоносної частини пласта 
початок припливу води у свердловину відповідає депресії, що 
перевищує гідростатичний тиск стовпа води від нижнього інтервалу 
розкриття до поверхні ГВК. 
6. Зі зменшенням товщини газонасиченої частини пласта й 
збільшенням депресії дебіт води збільшується. 
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Одночасний приплив газу і нафти у газову свердловину, що  
розкрила  газонафтовий  пласт 
Створення депресії на пласт при повному або частковому 
розкритті лише газонасиченого або лише нафтонасиченого інтервалу, 
а також при одночасному розкритті газонафтонасичених інтервалів 
призводить до деформації межі розділу фаз. Зважаючи на те, що 
найбільша крутизна кривих розподілу тиску газу має місце у 
привибійній зоні, можна припустити, що основна зміна газонасиченої 
товщини при прориві нафтового конусу відбувається у привибійній 
зоні. За межами привибійної зони зміна товщини газонасиченої 
частини пласта досить незначна. 
Максимальна висота підйому газонафтового контакту hн має 
місце біля стінки стовбура свердловини. Величину цього підйому 
можна оцінити без урахування капілярних сил за законами 
гідростатики: 
                (     )  ⁄ ,                 (5.2) 
де ρн  і  ρг ‒ густини нафти і газу в пластових умовах;  
η ‒ коефіцієнт переведення висоти в МПа;  
Δр ‒ депресія на пласт. 
Допускається, що конус нафти не перекриє газонасичений 
інтервал біля стінки стовбура свердловини, якщо створена депресія не 
призведе до перевищення висоти підйому ГНК hн над початковою 
товщиною газоносної області після деформації межі ГНК hг.о. Для 
цього потрібно дотримуватися умови: 
       (     )  ⁄ ,                              (5.3) 
Збільшення висоти підйому нафти під час газодинамічних 
досліджень від режиму до режиму призводить до утворення 
опуклості індикаторної кривої нафти, побудованої в координатах Δр ‒ 
Qн (рис. 5.19). У міру збільшення hн дебіт газу зменшується  
(рис. 5.19), а дебіт нафти збільшується. 
При цьому порушуються індикаторні залежності нафти і газу. 
Якщо у свердловині, що розкрила газонафтові пласти, від режиму до 
режиму збільшується темп зростання дебіту газу, то це означає 
збільшення поверхні припливу газу до свердловини внаслідок 
прориву газу крізь нафтоносну зону. Якщо є підтягування конуса 
нафти до газоносної області, то збільшується поверхня припливу 
нафти. Є й інші чинники, які призводять до збільшення темпу 
зростання дебітів нафти й газу (очищення привибійної зони, 
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підключення нових пропластків тощо), але при спільному припливі 
нафти й газу збільшення дебіту одного з них обов’язково призводить 
до зменшення дебіту іншого. Тому на практиці за характером зміни 
дебітів нафти й газу на різних режимах визначають, яка з фаз 
збільшується внаслідок прориву крізь зони іншої фази. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 5.19 ‒ Індикаторна лінія для нафти, отримана при 
експлуатації свердловини, що розкрила газоносний пласт із нафтовою  
облямівкою 
Технологічний режим експлуатації газових свердловин із 
горизонтальним стовбуром (СГС), що розкрили пласти з 
підошовною водою 
Параметри, що визначають допустиму депресію на пласт у 
свердловинах з горизонтальним стовбуром.  
У газових свердловин із горизонтальним стовбуром ступінь 
розкриття пласта не є чинником, який впливає на депресію. Для СГС 
її досконалість за ступенем розкриття визначається не товщиною 
пласта, а довжиною смуги і горизонтальної частини стовбура. Тому 
допустима депресія на пласт, за якої досягається максимальне 
значення дебіту, визначають не ступенем розкриття, а розташуванням 
стовбура відносно покрівлі й підошви пласта. Переміщення стовбура 
відносно покрівлі й підошви призводить до незначного зниження 
дебіту СГС порівняно з дебітом, що отримується при симетричному 
за товщиною розташуванні стовбура (приблизно на 3 %). Тому за 
наявності підошовної води цілком природно, що горизонтальна 
частина стовбура повинна бути наближена до покрівлі. Це дозволяє 
отримати деяку перевагу у надійності безводної експлуатації СГС, 
якщо депресія на пласт заздалегідь установлена. Збільшення довжини 
стовбура лінійно збільшує безводний дебіт при заданій допустимій 
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величині депресії на пласт. Таким чином, головне завдання 
обґрунтування технологічного режиму експлуатації СГС полягає у 
встановленні допустимої депресії на основі геолого-промислової 
характеристики продуктивного пласта. 
Місця визначення максимально допустимої депресії у 
свердловинах з горизонтальним стовбуром. Якщо свердловина не 
обладнана фонтанними трубами, то максимально допустиму депресію 
визначають для перетину, де свердловина переходить від 
горизонтального положення до вертикального, тому що у цій точці 
відбуваються максимальні втрати тиску по довжині фільтра. Якщо 
свердловина обладнана фонтанними трубами, то допустима депресія 
визначається біля підошви фонтанних труб. 
 
5.5. Визначення дебіту свердловини при безгідратному 
режимі  її  роботи 
 
Умови на тиск і температуру для забезпечення безгідратного 
режиму на вибої і гирлі: 
         і         ;             і         , 
де рр, Тр ‒ рівноважні тиск і температура гідратоутворення. 
Якщо розрахунки показують, що при відповідних дебітах 
свердловини умова безгідратного режиму не виконується, то 
необхідно передбачити подачу інгібітора у свердловину. 
Рівняння для пластового тиску з урахуванням дросель-ефекту: 
   ( )  
      
     
   , 
де Dср.і ‒ середньоінтегральний в області дренажу коефіцієнт Джоуля-
Томсона. 
Співвідношення для критичного дебіту: 
 ( )  
   √     
      
     
[
      
     
    ]
  
. 
 
5.6. Вплив  корозійно-активних  компонентів  у  складі  газу 
на  технологічний  режим 
 
Чинники, що призводять до корозії обладнання: наявність 
агресивних компонентів у газі, тиск і температура середовища, 
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швидкість потоку, мінералізація води, технічна характеристика 
використовуваного обладнання, волога, органічні кислоти (мурашина, 
оцтова, пропіонова, щавлева). 
Способи зменшення корозійної дії. Так як частина корозійних 
чинників не піддається регулюванню, при виборі технологічного 
режиму роботи таких свердловин слід виходити з можливості 
застосування корозійностійких матеріалів, антикорозійних інгібіторів, 
установлення оптимальних тисків, температур і швидкості газу, а 
також правильного вибору конструкції свердловин. 
 
5.6.1.  Вплив  вуглекислого  газу 
Параметри, що впливають на інтенсивність корозії, і характер 
їх впливу. Інтенсивність вуглекислої корозії залежить від парціального 
тиску вуглекислого газу і температури середовища, а саме: з ростом 
парціального тиску СО2 і температури середовища швидкість корозії 
збільшується. 
Для зменшення корозії у фонтанних трубах, засувках, трійниках 
і шлейфах потрібно змінити режим руху. Зміна режиму руху 
газорідинного потоку у фонтанних трубах шляхом використання 
ущільнюючих кілець між торцями труб призводить до зниження 
інтенсивності корозії у два рази. 
При вуглекислотній корозії істотне значення мають 
мінералізація і обсяг пластової води, що надходить у свердловину. 
Залежність інтенсивності від парціального рівняння. За 
парціального тиску меншого 0,05 МПа корозія, зазвичай, не 
спостерігається. При парціальному тиску від 0,05 до 0,2 МПа корозія 
можлива, але істотно залежить від температури. При парціальному 
тиску більшому 0,2 МПа присутня інтенсивна корозія. 
У процесі розробки парціальний тиск СО2 знижується, а об’єм 
водного конденсату збільшується. Найбільш значна залежність 
інтенсивності корозії від парціального тиску, тому за практично 
постійних значень швидкості потоку і температури газу інтенсивність 
корозії знижується. Зниження парціального тиску в три рази переводить 
корозію з групи надвисокої (інтенсивність близько 5 мм/рік) до слабкої 
(інтенсивність корозії 0,05 ‒ 0,1 мм/рік). 
 
5.6.2.  Вплив  сірководню 
Характер корозії. Найагресивніший компонент у складі 
природного газу, що спричиняє найінтенсивнішу корозію – 
сірководень Н2S. Характерна риса сірководневої корозії ‒ 
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розтріскування металу. За наявності сірководню більшість сталей при 
напруженому стані швидко руйнуються. Вплив сірководню на метал, 
у присутності води, призводить до утворення сульфіду заліза і 
атомарного водню, частина якого проникає в метал і робить його 
крихким і неміцним. При цьому з ростом міцності металу на розрив і 
текучості небезпека сульфідного розтріскування збільшується. 
Залежність інтенсивності корозії від парціального тиску. 
Основним чинником, що визначає інтенсивність корозії, є 
парціальний тиск сірководню в газі. Сірководень може спричинити 
серйозну прогресуючу корозію уже за парціального тиску 0,00015 МПа 
і вищого. 
 
5.6.3.  Вплив  води 
Роль води в процесі корозії. Обсяг води, що надходить у 
свердловину при заданій концентрації вуглекислоти в газі, визначає 
кислотність середовища. При заданій концентрації СО2 зі 
збільшенням об’єму води в продукції свердловини водневий показник 
рН12 знижується, що призводить до помітного зниження 
інтенсивності корозії. За наявності конденсату у газі з високим 
парціальним тиском СО2 наявність пластової води може посилити 
інтенсивність корозії. 
Залежність інтенсивності корозії від сольового складу води. 
Інтенсивність вуглекислотної корозії залежить і від сольового складу 
води. Наявність у воді великої кількості гідрокарбонатів веде до 
помітного підлужування середовища, зниження обсягу вуглекислоти, 
а, отже, й інтенсивності корозії. Жорсткі води менше впливають на 
вуглекислотну корозію, ніж лужні. 
Залежність інтенсивності корозії від органічних кислот. В 
умовах високих температур і тисків наявність у пластовій воді 
органічних кислот за наявності в газі вуглекислоти є однією з 
основних причин посилення інтенсивності корозії свердловинного й 
промислового обладнання. 
 
5.6.4.  Вплив  швидкості  потоку 
Підвищена швидкість і режими течії газу вважаються 
основними причинами корозії обладнання. У місцях зміни напрямку 
                                                          
12
 pH, Водневий показник — величина, що показує міру активності йонів водню (Н+) в 
розчині, тобто ступінь кислотності або лужності цього розчину. pH нейтрального розчину 
становить 7, розчини із більшим значенням водневого показника є лужними, із 
меншими — кислими. 
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потоку й прохідного перетину інтенсивність корозії значно більша, 
що пов’язано зі зміною режиму течії газу. Інтенсивне роз’їдання 
поверхні фонтанних труб біля гирла при великих швидкостях і 
відсутність корозійного процесу в місцях, де швидкість менша ніж 
10 м/с, показують, що основною причиною корозії є швидкість. 
Зменшують швидкість потоку у фонтанних трубах шляхом 
збільшення їх діаметра або зниженням дебіту. Під час установлення 
технологічного режиму, коли обмежуючим чинником є швидкість 
потоку, слід максимально використовувати можливість збільшення 
діаметра труб. У іншому випадку необхідно знизити дебіт 
свердловини або збільшити частоту зміни фонтанних труб, що 
економічно невигідно. У той же час заміна фонтанних труб малого 
діаметра на більший ефективна лише тоді, коли разова заміна 
повністю виключає небезпеку корозії. Однак це можливо при дуже 
низьких швидкостях потоку газу у свердловині. 
Різке зменшення корозії відбувається при швидкості меншій 
критичної. 
Критична швидкість ‒ це швидкість, яка дорівнює швидкості 
звуку у природному газі заданого складу. 
Можливі перетини для визначення критичної швидкості: 
‒ перетин переходу від одного діаметра до іншого; 
‒ гирло свердловини. 
Основна мета у процесі проєктування розробки газових і 
газоконденсатних родовищ із корозійно-активними компонентами у 
складі газу зводиться до встановлення такого технологічного режиму 
й вибору відповідної конструкції фонтанної колони, за яких 
швидкість потоку завжди менша критичної по всій довжині стовбура 
свердловини. 
Обмеження на застосування режиму із критичною швидкістю 
потоку флюїду. Технологічний режим роботи свердловини при 
заданій критичній швидкості потоку, обмеженій інтенсивністю 
корозії, встановлюється досить рідко, так як обладнання свердловини 
виготовляють із металу в антикорозійному виконанні або 
експлуатацію здійснюють подачею антикорозійних інгібіторів. Це 
пов’язано з тим, що обмеження швидкості при недостатньому його 
обґрунтуванні призводить до додаткових витрат і підвищення 
собівартості газу. 
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Контрольні питання 
1. Які ви знаєте види технологічного режиму розробки газових і 
газоконденсатних свердловин? 
2. У які терміни встановлюється фактичний технологічний 
режим роботи свердловини? 
3. У яких випадках встановлюється розрахунковий 
технологічний режим роботи свердловини? 
4. За яких умов можливі зміни технологічного режиму 
експлуатації свердловин? 
5. Які чинники призводять до корозії обладнання? 
6. Які є способи ослаблення корозійної дії на обладнання? 
7. Назовіть найагресивніший компонент у складі природного 
газу, що спричиняє корозію. 
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РОЗДІЛ 6.  СИСТЕМИ  КОМПЛЕКСНОЇ  РОЗРОБКИ 
ТА  КОМПОНЕНТОВІДДАЧА  ГАЗОВИХ  І 
ГАЗОКОНДЕНСАТНИХ  РОДОВИЩ 
 
6.1. Основні періоди розробки газових і газоконденсатних 
родовищ 
 
У процесі розробки газових і газоконденсатних родовищ 
виділяють такі періоди видобутку газу: наростаючий, постійний і 
спадний (рис. 6.1). 
Рисунок 6.1 – Зміна в часі показників розробки газового родовища 
при газовому режимі і рівноважному розміщенні свердловин 
Q – видобування газу; p – середньозважений пластовий тиск;  
n – кількість свердловин; q – дебіт свердловин 
Період наростаючого видобутку газу характеризується 
розбурюванням і облаштуванням родовища.  
У період постійного видобутку, що триває до економічної 
недоцільності добурювання свердловин і нарощування потужностей 
дотискних компресорних станцій (ДКС), видобуваються основні 
запаси газу родовища (близько 60 % запасів і більше). 
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Період зменшення видобутку характеризується постійною у разі 
газового режиму кількістю експлуатаційних свердловин і її 
скороченням унаслідок обводнення при водонапірному режимі 
покладу. У деяких випадках кількість експлуатаційних свердловин у 
період зменшення видобутку може зростати завдяки їх добурюванню 
для виконання запланованих обсягів видобутку газу або для розробки 
виявлених «ціликів» обійденого пластовою водою газу. 
Періоди наростаючого, постійного і падаючого видобутку газу 
характерні для великих родовищ, запаси яких обчислюються сотнями 
млрд м3. У процесі розробки середніх за запасами родовищ газу 
період постійного видобутку газу часто відсутній. При розробці 
незначних за запасами газових і газоконденсатних родовищ можуть 
бути відсутні як період наростаючого, так і період постійного 
видобутку газу. 
З точки зору технології видобутку газу виділяються періоди 
безкомпресорної і компресорної експлуатації покладу. Перехід від 
безкомпресорної до компресорної експлуатації визначається техніко-
економічними показниками й заданим темпом відбору газу. 
З точки зору підготовленості родовищ до розробки і ступеня 
його виснаження розрізняють періоди: дослідно-промислової 
експлуатації, промислової експлуатації і період дорозробки. 
У процесі дослідно-промислової експлуатації родовища поряд із 
постачанням газу споживачеві проводять його дорозвідку з метою 
отримання уточнених даних, необхідних для складання проєкту 
розробки. Тривалість дослідно-промислової експлуатації родовищ 
природних газів, зазвичай, не перевищує трьох – чотирьох років. 
У процесі розробки газоконденсатних родовищ, окрім наведених 
вище, виділяють періоди розробки без підтримання пластового тиску 
й розробки з підтриманням пластового тиску. Період розробки без 
підтримання пластового тиску триває до тих пір, поки 
середньозважений за об’ємом газоконденсатного покладу пластовий 
тиск не зрівняється з тиском початку конденсації цього покладу. 
При застосуванні сайклінг-процесу (закачування в пласт сухого 
газу, видобутого з того ж покладу, для підтримання пластового тиску 
на рівні тиску початку конденсації) виділяють період консервації 
запасів газу, в процесі якого основним продуктом, що видобувається, 
є конденсат. 
Таким чином, у кожен період застосовується своя система 
розробки газового покладу. У технологічному значенні цього поняття – 
179 
це комплекс технічних заходів із керування процесом руху газу, 
конденсату і води в пласті. 
Керування процесом руху газу, конденсату й води в пласті 
здійснюють за допомогою таких технічних заходів: 
– певного розміщення обчисленої кількості експлуатаційних, 
нагнітальних і спостережних свердловин на структурі та площі 
газоносності; 
– установлення технологічного режиму експлуатації 
свердловин; 
–  розрахованого порядку введення свердловин у експлуатацію; 
–  підтримання балансу пластової енергії. 
 
6.2. Системи розміщення свердловин по площі газоносності 
родовищ природних газів 
 
Площі газоносності газових покладів у плані можуть мати різну 
форму: подовженого овалу з відношенням поздовжньої і поперечної 
осей більшим 10, овалу, кола, прямокутника або фігури довільної 
форми. 
Території промислів розрізняються рельєфом, ґрунтом, 
забудовами різного призначення. Газоносний колектор у загальному 
випадку характеризується мінливістю літологічного складу й геолого-
фізичних параметрів за площею й розрізом. Ці причини у поєднанні з 
вимогами економіки зумовлюють різні способи розміщення 
експлуатаційних, нагнітальних і спостережних свердловин на 
структурі й площі газоносності. 
У процесі розробки газових і газоконденсатних родовищ широко 
застосовують такі системи розміщення експлуатаційних свердловин 
по площі газоносності: 
1. рівномірну за квадратною або трикутною сіткою (рис. 6.2); 
2. батарейну (рис. 6.3); 
3. лінійну за «ланцюгом» (рис. 6.4); 
4. у склепінні покладу (рис. 6.5); 
5. нерівномірну (рис. 6.6). 
При рівномірному розміщенні свердловини бурять у кутах 
квадратів (рис. 6.2, а) або у вершинах правильних трикутників (рис. 6.2, б). 
Під час експлуатації покладу питомі площі дренування свердловин у 
однорідних за геолого-фізичними параметрами газонасичених 
колекторах однакові при однакових дебітах свердловин. Рівномірна 
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сітка свердловин забезпечує рівномірне падіння пластового тиску. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 6.2 – Рівномірне розміщення свердловин 
Сітки: а) – квадратна; б) – трикутна 
Дебіти свердловин у цьому випадку обумовлюються середнім 
пластовим тиском по покладу в цілому. Виконання зазначеної умови 
доцільне тоді, коли пласт досить однорідний за колекторськими 
властивостями. У неоднорідних за геолого-фізичними параметрами 
колекторах при рівномірному розміщенні свердловин дотримується 
сталість відношення дебіту свердловини до запасів газу у питомому 
об’ємі дренування, тобто: 
  
   
 
  
   
   
  
   
   
  
   
      , 
де q1 – дебіт i-ої свердловини;  
αΩі – газонасичений об’єм дренування i-ої свердловини. 
 
 
 
Рисунок 6.3 – Батарейно-кільцеве  
розміщення свердловин 
 
 
 
 
Таким чином, при рівномірному розміщенні свердловин темп 
зниження середньозваженого за об’ємом порового простору 
приведеного тиску р/z у питомому об’ємі дренування дорівнює темпу 
зниження приведеного тиску у покладі в цілому. 
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Недолік рівномірної системи розташування свердловин – 
збільшення протяжності промислових комунікацій і газозбиральних 
мереж. 
 
 
 
Рисунок 6.4 – Лінійне розміщення свердловин 
Системи розміщення свердловин за площею газоносності у 
вигляді кільцевих (рис. 6.3) або лінійних батарей широко 
застосовують у процесі розробки газоконденсатних родовищ із 
підтриманням пластового тиску шляхом здійснення сайклінг-процесу 
(закачування газу) або закачування в пласт води. На родовищах 
природного газу, що мають значну площу газоносності, батарейне 
розміщення експлуатаційних свердловин може бути обумовлено 
бажанням забезпечити заданий температурний режим системи пласт-
свердловина-промислові газозбірні мережі, наприклад, у зв’язку з 
можливим утворенням гідратів природного газу. 
 
 
Рисунок 6.5 – Розміщення 
свердловин у склепінні покладу 
 Рисунок 6.6 – Нерівномірне 
розміщення свердловин 
При батарейному розміщенні свердловин утворюється місцева 
воронка депресії, що значно скорочує період безкомпресорної 
експлуатації родовища й термін використання природної енергії 
пласта для низькотемпературної сепарації газу. З іншого боку, у 
цьому випадку скорочується протяжність газозбиральних мереж і 
промислових комунікацій. 
Лінійне розташування свердловин за площею газоносності (рис. 6.4) 
обумовлюється, зазвичай, геометрією покладу. Воно має ті ж 
переваги й недоліки, що і батарейне. 
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Розміщення свердловин у склепінній частині покладу (рис. 6.5) 
може бути рекомендовано в разі, якщо газовий (газоконденсатний) 
поклад має водонапірний режим і приурочений до однорідного за 
колекторськими властивостями пласта. 
На практиці газові й газоконденсатні поклади розробляють, 
зазвичай, при нерівномірному розташуванні свердловин за площею 
газоносності (рис. 6.6). Це обумовлено низкою організаційно-
технічних і економічних причин. 
У разі нерівномірного розміщення свердловин на площі 
газоносності темпи зміни середньозваженого приведеного тиску у 
питомих об’ємах дренування свердловин і всього покладу різні. У 
цьому випадку можливе утворення глибоких депресійних воронок 
тиску в окремих об’ємах покладу. 
Рівномірне розміщення свердловин на площі газоносності 
призводить до кращої геологічної вивченості родовища, меншої 
інтерференції свердловин у разі їх спільної роботи, швидшого 
вилучення газу з покладу при одній і тій же кількості свердловин і 
однакових умовах відбору газу на вибої свердловини. 
Перевага нерівномірного розміщення свердловин на площі 
газоносності порівняно з рівномірним – зменшення капітальних 
вкладень у споруджування свердловин, термінів споруджування 
свердловин, загальної протяжності промислових доріг, збірних газо- й 
конденсатопроводів, інгібіторопроводів, водопроводів, ліній зв’язку 
та електромереж. 
Спостережні свердловини (приблизно 10 % від експлуатаційних) 
бурять, зазвичай, у місцях найменшої геологічної вивченості покладу, 
поблизу місць тектонічних порушень, у водоносній зоні поблизу 
початкового газоводяного контакту, у районах розташування 
свердловин, які експлуатують одночасно кілька пластів, у центрі 
кущів при батарейно-кущовому розміщенні свердловин. Вони 
дозволяють отримувати різноманітну інформацію про конкретні 
властивості пласта; зміну тиску; температури й складу газу; 
переміщення газоводяного контакту; газо-, водо- і 
конденсатонасиченості пласта; напрямку й швидкості переміщення 
газу в пласті. 
При розробці газоконденсатних покладів із підтриманням 
пластового тиску розміщення нагнітальних і експлуатаційних 
свердловин на структурі та площі газоносності залежить від робочого 
агента, що закачується в пласт для підтримання тиску, геометричної 
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форми площі газоносності в плані й колекторських властивостей 
покладу. 
При закачуванні в пласт газоподібного робочого агента 
(зазвичай, сухого газу) нагнітальні свердловини розміщують у вигляді 
батарей у піднятій, купольній частині покладу, експлуатаційні ‒ 
також у вигляді батарей, але в пониженій частині, на зануренні 
складки. При закачуванні в пласт рідкого робочого агента (зазвичай, 
води) нагнітальні свердловини розміщують у пониженій частині 
покладу, а експлуатаційні ‒ в підвищеній, купольній. 
При такому розміщенні свердловин на структурі збільшується 
коефіцієнт охоплення витісненням пластового газу робочим агентом 
внаслідок відмінності в’язкостей і густин пластового газу й 
запомповуваного робочого агента. 
Нагнітальні й експлуатаційні свердловини при розробці 
покладів із підтриманням тиску розміщуються на площі газоносності 
у вигляді кільцевих або лінійних ланцюжків свердловин. 
Зазвичай відстань між нагнітальними свердловинами (800 ‒ 
1200) м, а між видобувними (400 ‒ 800) м. 
Розробку газоконденсатних родовищ слід вести при постійній 
кількості нагнітальних і видобувних свердловин. 
 
6.3.  Технологічний  режим експлуатації газових свердловин 
 
У процесі видобутку газу із газового покладу свердловини, 
шлейфи, сепаратори, теплообмінники, абсорбери, десорбери, 
турбодетандери, компресори та інше обладнання промислу працює на 
певному технологічному режимі. 
Технологічний режим експлуатації газових свердловин – це 
розрахована в часі зміна дебіту, тиску, температури і складу газу на 
гирлі свердловини при прийнятій умові відбору газу на вибої 
свердловини. Умовою відбору газу на вибої свердловини називається 
математичний запис чинника, що обмежує дебіт свердловини при її 
експлуатації. 
Як відомо, технологічний режим експлуатації свердловин 
залежить від типу газового покладу (пластовий, масивний), 
початкового пластового тиску й температури, складу пластового газу, 
міцності порід газовміщуючого колектора тощо. Він установлюється 
за даними режимних досліджень свердловин із використанням 
спеціального підземного й наземного обладнання (поверхневі 
породоуловлювачі, вимірювачі інтенсивності корозії) та приладів 
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(нейтронний, акустичний, густинний каротаж, шумоміри, глибинні 
дебітоміри, вимірювачі тиску й температури). 
У процесі експлуатації газових свердловин на різних родовищах 
газ відбирають за таких вибійних умов:  
1. Режим постійного градієнта на вибої: 
  
  
|
    
        . 
Математично градієнт тиску на вибої газової свердловини 
можна представити так: 
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,                              (6.1) 
де Qо і рвиб.о ‒ максимальний дебіт свердловин і відповідний йому 
вибійний тиск, за яких газонасичених колектор на вибої свердловини 
не руйнується. 
Величина ψ визначається, виходячи із результатів досліджень 
свердловин і дослідної експлуатації для прийнятого дебіту Qо, при 
якому ще не спостерігається ускладнень при експлуатації. 
Для свердловин, гідродинамічно досконалих за ступенем і 
характером розкриття пласта: 
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.                               (6.2) 
Для свердловин, гідродинамічно недосконалих за ступенем і 
характером розкриття пласта: 
   
 
     
;         
     
     
,                              (6.3) 
де F ‒ площа фільтрації на поверхні вибою свердловини. 
Для свердловини з відкритим вибоєм, що розкрила пласт на 
величину hроз: 
          . 
Для свердловини, яка повністю розкрила пласт, обсаджена 
експлуатаційної колоною і перфорована: 
      
  , 
де n ‒ кількість працюючих перфораційних каналів;  
Ro ‒ радіус напівсферичної каверни в пористому середовищі біля 
перфорованого каналу. Цей радіус часто визначають, виходячи з 
умови рівності поверхонь півсфери й циліндричного перфораційного 
каналу або за даними дослідження свердловини: 
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де d ‒ діаметр перфораційного каналу;  
l ‒ його довжина. Діаметр і довжина каналу залежать від типу 
перфоратора і міцності гірських порід. 
У гранулярних колекторах (пісках і пісковиках) при 
використанні перфоратора ПК-103 радіус півсфери визначають за 
формулою: 
       √ , мм; 
          , де m ‒ в частках одиниці. 
У карбонатних тріщинуватих колекторах (вапняках, доломітах, 
ангідритах) радіус півсфери знаходять за формулою: 
       
  ⁄ , мм; 
             . 
Режим постійного градієнта характерний для умов експлуатації 
покладу, приуроченого до відносно нещільних порід, здатних 
руйнуватися при досить великих відборах газу зі свердловини. Для 
уникнення цього свердловину слід експлуатувати при градієнті тиску 
на вибої меншому допустимого. У процесі визначення допустимого 
градієнта враховують два такі моменти. 
На родовищах із пухкими колекторами в ряді випадків через 
неправильний вибір глибини спуску й діаметра насосно-
компресорних труб відсутність виходу піску на поверхню ще не є 
підтвердженням правильності вибору величини градієнта. Крім того, 
руйнування пласта при величині градієнта, що перевищує його 
допустиме значення, за якого не відбувається руйнування, не є таким 
небезпечним, як це здається на перший погляд, так як для кожного 
значення заданого градієнта є об’єм можливого руйнування, що 
призводить при значеннях градієнтів, які перевищують допустиму 
величину, спочатку до інтенсивного виносу піску з подальшим 
зниженням його обсягу. Для заданої стійкості колектора неважко 
визначати радіус зони руйнування для різних величин градієнта на 
вибої. 
При встановленні технологічного режиму роботи свердловин за 
руйнуванням колекторів, зазвичай, дані, що дозволяють оцінити 
стійкість колекторів відсутні. Тому не обґрунтована величина 
градієнта тиску призводить до великих похибок і, отже, або до 
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штучного заниження продуктивності свердловин, або до накопичення 
піщано-глинистих пробок проти продуктивного інтервалу. 
2. Режим постійної депресії на пласт (                 ). 
Дебіт визначають за формулою: 
  
√      (       )   
  
,                                (6.4) 
де Q ‒ дебіт, приведений до атмосферних умов. 
Режим постійної депресії встановлюється при різних чинниках, 
до яких відносяться: близькість підошовної і контурної води; 
деформація колектора за значних депресій; умови зминання колони; 
можливість утворення гідратів у пласті й стовбурі свердловини тощо. 
На відміну від режиму постійного градієнта, який обмежується 
величиною стійкості порід до руйнування, межі величин депресії 
визначають аналітичним шляхом незалежно від того, за яким із 
чинників (підошовна чи контурна вода, деформація пласта, гідрати 
тощо) вибрана постійна депресія. 
На відміну від режиму постійного градієнта режим постійної 
депресії на пласт за рядом чинників (підошовна чи контурна вода, 
гідрати тощо) є перемінною величиною в процесі розробки. 
Так, за наявності підошовної води спочатку встановлюють 
величину допустимої депресії залежно від розкритої й газоносної 
потужності пласта, пластового тиску та густини води й газу на даний 
момент часу. Але оскільки величина пластового тиску, густина води й 
газу, а також положення ГВК є перемінними в часі, то величина 
допустимої депресії на пласт, що встановлюється, є функцією часу в 
процесі розробки. Зміна величини допустимої депресії при газовому 
режимі є лінійною функцією пластового тиску. Якщо величина 
депресії встановлена, виходячи з можливої деформації пласта, то ця 
величина є незначно перемінною величиною в часі і її можна зберегти 
постійною достатньо тривалий час. У цьому випадку зниження 
депресії призведе не до суттєвих змін, ускладнень, а лише до деякої 
зміни продуктивності свердловин. 
Аналогічні обчислення можна провести й при утворенні 
гідратів. У цілому режим постійної депресії несуттєво відрізняється 
від режиму постійного градієнта, й обчислення основних показників 
практично однакове. У ряді випадків допустиму депресію на 
свердловинах установлюють із самого початку з метою отримання 
максимально можливого дебіту. Іноді гранично допустима депресія 
хоча й встановлюється з самого початку експлуатації, але досягається 
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в процесі розробки, що пов’язано з конструкцією свердловини, 
гирловими умовами тощо. Цей випадок близький до режиму 
постійного дебіту. 
3. Режим постійного вибійного тиску (рвиб = const) 
зустрічається досить рідко й переважно використовується тоді, коли 
подальше його зниження небажане через випадіння конденсату при 
розробці газоконденсатних родовищ. На відміну від попередніх 
режимів цей режим є найгіршим із точки зору темпу зниження 
продуктивності свердловин. Експлуатація газових свердловин на 
режимі при рвиб = const характеризується різким зменшенням у часі 
витрати газу, через що необхідно прогресивно збільшувати кількість 
свердловин для підтримання заданого відбору газу з родовища. Цей 
режим є тимчасовим (особливо за наявності газового режиму 
покладу) й через певний період експлуатації потрібна заміна 
встановленої величини на нове, нижче значення або перехід від 
зазначеного режиму на інший. 
4. Режим постійного дебіту. (Q = const) найбільш вигідний, 
якщо величина дебіту відповідає максимальним можливостям пласта 
і свердловини. Цей режим встановлюється за відсутності небезпеки 
прориву підошовних і контурних вод, руйнування пласта (хоча б до 
певної межі, з якої починається руйнування), перевищення 
допустимої швидкості потоку. Це практично можливо для міцних 
колекторів до досягнення певної величини градієнта на вибої або 
величини гирлового чи вибійного тисків при заданій конструкції 
свердловини й системи збору, осушення й очищення газу. Режим 
постійного дебіту на певній стадії розробки, особливо спочатку, може 
бути встановлений за наявності корозії вибійного обладнання та НКТ, 
наявності рідинних або піщаних пробок тощо. Величина дебіту при 
цьому режимі встановлюється темпом (швидкістю) корозії, 
пропускною здатністю вибійного обладнання, швидкістю потоку, що 
забезпечує винос рідини й твердих частинок, потенційною віддачею 
пласта й наземними умовами. 
Дебіт вибирають так, щоб не було небезпечної вібрації 
обладнання на гирлі свердловини. При цьому починається зростання 
депресії в пласті та із плином часу вона досягає значної величини. 
При досягненні максимально допустимого значення депресії для 
свердловини встановлюють інший технологічний режим із 
початковими параметрами ψ = const або ∆р = const, за якого не 
відбудеться ускладнень. 
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5. Режим постійної швидкості фільтрації на вибої 
застосовують, якщо існує загроза руйнування незцементованого 
колектора, а також у разі значного виносу з вибою і привибійної зони 
промивальної рідини й твердих частинок, якщо присвердловинне 
обладнання не в змозі ефективно очистити струмінь газу. Цей режим 
найкращим чином відповідає оптимальним умовам роботи першого 
ступеня сепарації. Якщо режим постійного дебіту частково відповідає 
конструкції свердловини, то режим постійної швидкості фільтрації в 
повній мірі відноситься до привибійної зони пласта. 
Математично, в припущенні того, що сили, які діють на 
частинки пористого середовища, пропорційні швидкості в першому 
ступені, режим постійної швидкості фільтрації можна записати у 
вигляді: 
       ⁄                               (6.5) 
Тут допустиме значення коефіцієнта C визначають за 
результатами дослідження свердловин. 
6. Режим постійного градієнта по осі свердловини: 
  
  
|
    
       . 
де ρв – густина пластової води; 
  
  
 – градієнт тиску на вершині конуса підошовної води (    ), 
спрямований вгору уздовж осі свердловини. 
Цей режим застосовується в міцних колекторах за наявності 
підошовної води. 
7. Режим постійної швидкості газу на гирлі. Якщо у 
пластовому газі є компоненти, які призводять до корозії колони НКТ і 
обладнання гирла свердловини (СО2, кислоти жирного ряду), 
чинником, що обмежує дебіт свердловини, є допустима лінійна 
швидкість корозії. Умовою відбору газу буде максимально допустима 
швидкість газу у верхньому поперечному перерізі колони НКТ, за 
якої лінійна швидкість корозії має допустиме значення. 
Експериментально встановлено, що за швидкості газового потоку, 
меншій 11 м/с, лінійна швидкість корозії, зумовлена наявністю СО2, 
не перевищує 0,1 мм/рік. 
Для підтримання заданої умови відбору газу на вибої або гирлі 
свердловини під час експлуатації необхідно на головці свердловини 
при індивідуальному регулюванні або на груповому пункті збору й 
підготовки газу (ГЗП) при груповому методі регулювання свердловин 
змінювати дебіт або тиск газу згідно з розрахунком. 
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Зміну дебіту (тиску) здійснюють за допомогою різних технічних 
засобів: 
1. нерегульованими штуцерами постійного або змінного 
діаметра; 
2. регульованими штуцерами; 
3. регуляторами тиску; 
4. розширювальними машинами. 
Режим постійної швидкості потоку на гирлі призводить до 
різкого зниження дебіту свердловини. Вибір ефективнішого 
технологічного режиму за наявності агресивних компонентів 
пов’язаний із необхідністю застосування труб із корозійно-стійким 
покриттям, бурінням свердловин великого діаметра (з метою заміни 
фонтанних труб на труби більшого діаметра в процесі розробки), а 
також використанням інгібіторів корозії. 
В умовах утворення піщаної пробки, стовпа рідини або 
гідратоутворення технологічний режим, обумовлений певною 
швидкістю на гирлі, може виявитися практично непридатним. Тому 
за необхідності вибору режиму з постійною швидкістю потоку у 
необхідно перевіряти можливість утворення гідратів і пробок у 
стовбурі свердловини. 
 
6.4. Особливості розробки та експлуатації багатопластових 
газових  родовищ 
 
Завдання розробки істотно ускладнюється за необхідності 
відбирати газ із багатопластового родовища. 
При цьому доводиться розглядати черговість розробки окремих 
пластів, розподіл відборів, можливості та способи спільної 
експлуатації різних об’єктів. 
Багатопластові газові родовища поділяють на два основні види:  
– до першого належать родовища, в яких початкові пластові 
тиски у кожному з пластів приблизно відповідають тиску 
гідростатичного стовпа води; 
– до другого виду відносяться такі, в яких початковий тиск у 
горизонтах відрізняється на тиск, що відповідає вазі стовпа газу. При 
цьому поклад розділений по висоті перемичками, а горизонти можуть 
сполучатись або бути ізольованими. 
Експлуатують багатопластові родовища окремо свердловинами, 
пробуреними на кожен горизонт, і свердловинами, які розкрили всі 
продуктивні горизонти. При роздільній експлуатації для економії 
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кількості свердловин часто здійснюють експлуатацію за допомогою 
роз’єднувачів (пакерів). У цьому випадку газ із нижнього горизонту 
надходить у фонтанні труби, а з верхнього горизонту ‒ у затрубний 
простір. 
Багатопластові родовища розробляють різними системами. 
Розглянемо основні з них. 
1. Спочатку розробляють верхні горизонти, а потім ‒ глибші. 
Цю систему розробки, що зветься «зверху-вниз», застосовують тоді, 
коли запаси верхніх горизонтів і пластові тиски достатні для 
забезпечення споживачів газом, а буріння нижніх горизонтів 
пов’язано зі значними капіталовкладеннями, технічними труднощами 
і приріст видобутку з останніх очікується незначний. 
При цьому слід намагатися використовувати експлуатаційні 
свердловини верхнього горизонту для подальшого добурювання їх на 
нижні. 
Іноді для другого виду багатопластових родовищ за наявності 
надтиску, тобто коли тиск у верхніх пластах вищий гідростатичного, 
а в нижніх ‒ наближається до гідростатичного, може бути також 
застосована часткова система розробки «зверху-вниз». У таких 
родовищах зазвичай утруднена проходка свердловин, так як потрібне 
обважнення промивальної рідини баритом або гематитом для 
запобігання викидів при розкритті верхніх горизонтів. Подальше 
розкриття нижніх горизонтів цією ж рідиною може призвести до 
значного поглинання промивальної рідини і забруднення привибійної 
зони. У результаті різко погіршиться продуктивна характеристика і 
зменшаться робочі дебіти у свердловинах, пробурених на нижні 
горизонти. 
У цьому випадку доцільно іноді починати експлуатацію верхніх 
горизонтів до зниження в них тиску до гідростатичного. Це дозволить 
розбурити нижні горизонти без ускладнень і приступити до розробки 
пласта без спуску додаткової проміжної обсадної колони. 
2. Спочатку розробляють нижні горизонти, а потім верхні. Цю 
систему, звану «знизу-вгору», застосовують зазвичай для першого 
виду багатопластових родовищ, тобто коли запаси газу в нижніх 
горизонтах значно перевищують запаси верхніх горизонтів, а тиск у 
верхніх горизонтах недостатній для забезпечення безкомпресорної 
подачі газу споживачам. Крім того, цю систему розробки можна 
застосовувати для зниження тиску в нижніх горизонтах до тиску, що 
відрізняється від верхнього на вагу стовпа газу, тобто коли родовище 
першого виду слід перетворити на другий вид. Після цього можна 
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одночасно експлуатувати верхні й нижні горизонти, що дозволяє 
уникнути перетікання газу з нижчих горизонтів у вищезалеглі при 
подальшій їх розробці. 
При розробці родовищ за системою «знизу-вгору» 
свердловинами, які спочатку експлуатували нижні пласти, після 
цементування в них низу колони і подальшої перфорації або після 
установлення пакерів можна також експлуатувати верхні горизонти. 
3. Одночасну систему розробки верхніх і нижніх горизонтів 
здійснюють як роздільною експлуатацією свердловин із кожного 
горизонту, так і спільною експлуатацією із застосуванням пакерів або 
без них у одній свердловині. Ця система дозволяє отримати 
необхідний обсяг газу мінімальною кількістю свердловин. 
Розробка свердловинами всіх горизонтів найзручніша для 
родовищ другого виду. Систему експлуатації ряду горизонтів у одній 
свердловині можна застосовувати тоді, коли склад газу в різних 
горизонтах не відрізняється за вмістом сірководню й коли міцність 
порід та їх колекторські властивості також приблизно однакові, що не 
призводить до різкої відмінності гранично допустимих депресій у 
окремих горизонтах і виходу з ладу більшості свердловин внаслідок 
швидкого обводнення одного з горизонтів. 
За відсутності наведених умов така експлуатація ряду 
горизонтів у одній свердловині може виявитися невигідною. 
Наприклад, у верхньому пласті можуть бути високі дебіти при 
високих депресіях на пласт, так як пласт представлений міцними 
породами. Нижній пласт складений пухкими породами і може 
експлуатуватися лише за невеликих депресій. Експлуатація цих двох 
горизонтів у одній свердловині не дасть можливості створення 
високих депресій, оскільки відбудеться руйнування нижнього пласта, 
а отже, така експлуатація в одній свердловині без розділення не 
матиме ефекту. 
При експлуатації в одній свердловині одночасно кількох 
горизонтів родовищ першого виду, коли тиски відрізняються між 
собою на тиск гідростатичного стовпа води, може виникнути 
перетікання газу з одних горизонтів у інші. При зупинці свердловини 
також буде спостерігатися перетікання газу. Тому при експлуатації 
без розділення ряду горизонтів у одній свердловині з метою 
отримання найбільшого дебіту необхідно враховувати всі чинники у 
цих конкретних умовах. 
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Одночасна розробка з пакерами або окремими свердловинами 
дозволяє широко використовувати ежекцію газу для підвищення 
тиску газу, отриманого із пластів із низьким тиском. 
Вибір системи розробки залежить від багатьох чинників: тиску, 
запасів газу, параметрів пласта, просування вод і допустимих робочих 
дебітів із окремих горизонтів, а також від складу газу. Якщо в одних 
пластах у газі є сірководень, а в інших він відсутній, то для 
транспортування газу з сірководнем і без нього потрібні окремі 
газозбірні мережі. Якщо у верхніх пластах є сухий газ, а в нижніх 
значний обсяг конденсату, то умови експлуатації кожного горизонту 
будуть різними. 
Вибір системи розробки визначають, виходячи з техніко-
економічних показників із урахуванням потреби в газі даного району. 
Для вирішення завдання розробки групи газових родовищ або 
багатопластових родовищ будують електричні та гідродинамічні 
моделі, використовують сучасну обчислювальну техніку. Після 
встановлення відборів газу в окремих покладах, періодів 
наростаючого, постійного й падаючого видобутку приступають до 
вибору оптимального варіанту розробки шляхом проведення 
відповідних гідро-, газо- й термодинамічних обчислень та аналізу 
отриманих результатів. 
Умови руху газу й відповідно рівняння, що його описують, різні 
в окремих ланках цієї системи. У зв’язку з цим газогідродінамічні 
обчислення зводяться до спільного вирішення диференційних 
рівнянь, що описують рух газу й води у пласті, приплив газу до 
окремих свердловин, течію газу по стовбуру свердловини й у 
газозбірній системі, а також у апаратах очищення, осушення й обліку 
газу. 
 
6.5.  Особливості розробки та експлуатації газоконденсатних 
і  газоконденсатонафтових  родовищ 
 
Особливістю пластових флюїдів газоконденсатних родовищ є 
можливість випадання конденсату в пласті, стовбурі свердловин і 
наземних спорудах унаслідок зниження тиску й температури. 
Характерним для експлуатації газоконденсатних родовищ є 
багатофазність продукції, що надходить зі свердловин і необхідність 
найповнішого відділення конденсату. 
Комплексна розробка газоконденсатних родовищ має ряд 
особливостей порівняно з розробкою чисто газових родовищ. 
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Зокрема, розробка газоконденсатних родовищ повинна забезпечувати 
оптимальні умови роботи пласта з точки зору найповнішого 
вилучення конденсату з надр. 
Залежно від вмісту стабільного конденсату, термодинамічної 
характеристики, геологічних умов, запасів газу й конденсату, 
геологопромислової характеристики й глибини залягання 
продуктивних пластів, географічного положення родовищ і інших 
чинників газоконденсатні родовища можуть розроблятися без 
штучного підтримування пластового тиску (на виснаження, як чисто 
газові родовища) або з підтриманням тиску в пласті. 
 
6.5.1.  Розробка газоконденсатних родовищ із підтриманням 
пластового тиску 
У світовій практиці поряд із розробкою газоконденсатних 
родовищ без підтримання тиску, тобто найпоширенішим методом, на 
практиці використовують також метод розробки газоконденсатних 
родовищ із підтриманням пластового тиску шляхом закачування 
сухого (відбензиненого) газу в пласт. Цей спосіб називається методом 
зворотного закачування газу в пласт (сайклінг-процес). Застосовують 
також різні комбінації цього методу ‒ повний сайклінг, неповний 
сайклінг, канадський сайклінг, коли газ закачують у літній період 
часу й відбирають узимку у періоди найбільшого попиту газу. 
Розробка газоконденсатних родовищ із підтриманням 
пластового тиску шляхом закачування сухого газу забезпечує 
найбільші значення коефіцієнта газо- і конденсатовіддачі за весь 
період розробки родовища. 
При сайклінг-процесі видобуток газу й конденсату проводять із 
метою отримання в якості товарного продукту конденсату. Цей 
процес триває до тих пір, поки видобуток конденсату рентабельний, 
потім родовище розробляють як чисто газове на виснаження. 
Основним недоліком цього методу є тривала консервація запасів газу. 
Для здійснення сайклінг-процесу потрібні компресори та інше 
складне технологічне обладнання високого тиску, відсутність якого 
іноді вносить свої корективи у спосіб розробки газоконденсатних 
родовищ. На ефективність процесу у значній мірі впливає 
неоднорідність порід за колекторськими властивостями як за площею, 
так і за потужністю пласта. Чим неоднорідніший пласт, тобто чим 
менша ефективність можливого поршневого витіснення жирного газу 
сухим, тим менший коефіцієнт охоплення при закачуванні газу і тим 
менше кінцеве значення коефіцієнта конденсатовіддачі. Крім того, на 
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ефективність цього методу впливає вид колекторів. Так, для 
тріщинуватих або тріщинувато-пористих пластів при певних 
співвідношеннях між об’ємами тріщин і їх розмірами, орієнтації 
тріщин та інших параметрів метод підтримання тиску сухим газом 
може бути неефективним, якщо витісняючий агент переважно буде 
рухатися по тріщинах, а значна частина запасів газу й конденсату 
залишиться в блоках між тріщинами. 
Газоконденсатні поклади поділяються на насичені, ненасичені 
та перегріті. 
У насичених покладах у разі падіння тиску відразу у пласті 
починає виділятися конденсат. У ненасичених покладах зі зниженням 
тиску з початкового до тиску насичення випадання конденсату в 
пласті не відбувається. У перегрітих покладах за будь-якого зниження 
тиску за пластової температури в пласті конденсат не виділяється. 
Таким чином, як частково ненасичені поклади, так і повністю 
перегріті газоконденсатні поклади у процесі їх розробки не 
вимагають підтримання пластового тиску, а розробляються на 
виснаження. 
Під час обчисленя процесу розробки газоконденсатного покладу 
методом зворотного закачування газу в пласт визначають такі 
показники: 
‒ тривалість періоду постійного видобутку конденсату при 
заданому темпі відбору газоконденсату для різних схем розміщення 
свердловин; 
‒ допроривний і поточний коефіцієнти охоплення при різних 
варіантах розробки; 
‒ видобуток конденсату й газу в період рециркуляції за роками 
розробки; 
‒ обсяг газу, що залишається для закачування після виділення з 
нього конденсату та «стороннього» газу, необхідного для 
підтримання тиску на початковому рівні; 
‒ кількість експлуатаційних і нагнітальних свердловин і схему їх 
розміщення; 
‒ коефіцієнти вилучення газу й конденсату (зокрема з 
урахуванням дії сили тяжіння при крутих кутах нахилу пласта). 
Крім того, вибирають схему обробки газу й тип обладнання, що 
використовується для закачування газу в пласт. 
При штучному заводненні газоконденсатного родовища об’єм 
води, що закачується, залежить від рівня видобутку газу й значення 
підтримуваного пластового тиску. Якщо використовується метод 
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заводнення пласта, досягається одночасний видобуток газу й 
конденсату постійного складу, що має позитивне значення для 
проєктування об’єктів із переробки конденсату. У той же час 
виникають додаткові втрати газу й конденсату внаслідок їх 
защемлення при тиску, близькому до початкового. Коефіцієнти газо- і 
конденсатовіддачі залежно від коефіцієнта охоплення й характеру 
неоднорідності пласта за площею й потужністю пласта в цьому 
випадку зменшуються. 
 
6.5.2. Розробка газоконденсатних родовищ без підтримання 
тиску 
Розробка газоконденсатних родовищ на виснаження забезпечує 
одночасний видобуток газу і конденсату, високий коефіцієнт 
газовіддачі, можливість зміни в широких межах темпів відбору газу і 
конденсату. При цьому витрати на розробку порівняно з іншими 
методами мінімальні. Однак порівняно з методом зворотного 
закачування газу в пласт цей метод забезпечує меншу 
конденсатовіддачу. При порівнянні різних методів розробки за 
обсягом видобутих вуглеводнів експлуатація газоконденсатних 
родовищ на виснаження рівноцінна розробці нафтових родовищ із 
закачуванням газу або води у пласт. 
Основна відмінність від розробки й експлуатації чисто газових 
родовищ полягає в необхідності врахування впливу випадіння 
конденсату в привибійній зоні пласта й обліку обсягу конденсату, що 
виділяється, на всьому шляху руху газу від вибою до пункту обробки 
й зміни його складу. 
 
6.5.3.  Розробка  газоконденсатонафтових  родовищ 
Раціональна розробка газоконденсатонафтових родовищ полягає 
насамперед у виборі й обґрунтуванні найбільш доцільних, економічно 
вигідних методів, що забезпечують високі коефіцієнти 
конденсатонафтовіддачі. 
Залежно від конкретних умов характеристики покладів, потреб у 
газі, конденсаті й нафті; рівня технічної оснащеності й існуючої 
техніко-економічної політики є такі варіанти розробки 
газоконденсатонафтових родовищ: 
1. Газоконденсатну зону розробляють у режимі виснаження, 
розробка нафтової зони відстає, темп падіння пластового тиску в 
газоконденсатній зоні істотно випереджає темп падіння тиску в 
нафтовій облямівці, що призводить до переміщення нафти в сухі 
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газоносні піски і тим самим ‒ до певних її втрат. Чим більша 
проникність, тим більше втрат нафти в сухих пісках. Нафтовіддача 
при зазначеному варіанті оцінюється у (5 ‒ 15) %. Цей варіант 
пов’язаний із значними втратами конденсату. Перевага ‒ швидке 
забезпечення газом. 
2. Газоконденсатну і нафтову зони одночасно розробляють на 
виснаження. Важливою умовою є недопущення утворення градієнтів 
тиску від нафтової зони до газової. Втрати конденсату такі ж, як і в 
попередньому варіанті. Втрати нафти порівняно менші через 
відсутність вторгнення її в газову зону. 
3. Газоконденсатна зона до вилучення основних запасів нафти 
знаходиться в консервації і не експлуатується. У пласті створюються 
постійні градієнти тиску від газової зони до нафтової, що призводить 
до витіснення нафти рідким газом і збереження нафтової облямівки 
від передчасного виснаження. Ефективність цього методу розробки 
особливо значна при рухливості водонафтового контакту й великих 
розмірах газової шапки. 
4. До вилучення основних запасів нафти тиск у газовій зоні 
підтримують методом нагнітання сухого газу в зводову частину 
покладу. При цьому способі забезпечується дещо більша 
нафтовіддача, ніж при попередньому. 
5. Нафтову зону розробляють одночасно із застосуванням 
сайклінг-процесу у газоконденсатній частині покладу. У цьому 
випадку з нафтової облямівки вилучають нафту, а з газоконденсатної ‒ 
конденсат. Після вилучення основних запасів нафти і конденсату 
сайклінг-процес припиняють і поклад експлуатують як газовий. 
6. Одночасна розробка нафтової й газоконденсатної зони 
покладу з нагнітанням води у пласт. При цьому проводять нагнітання 
води в зону газонафтового контакту при лінійному розташуванні 
нагнітальних свердловин у газоконденсатній зоні, вздовж контакту 
газ‒нафта. Цей метод рекомендується при малорухливому 
водонафтовому контакті. Одна з основних переваг методу полягає в 
тому, що відставання розробки нафтової зони не призводить до втрат 
нафти, так як у пласті вздовж газонафтового контакту створюється 
водяна завіса ‒ вузька облямівка води, що розділяє нафтову й 
газоконденсатну частини покладу. 
Крім зазначених методів розробки газоконденсатних покладів, є 
й інші перспективні методи, застосування яких може забезпечити 
високі коефіцієнти вилучення нафти й конденсату:  
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‒ перетворення нафтової облямівки в газоконденсатний стан із 
подальшим витягуванням основних запасів нафти й конденсату при 
однофазному стані покладу шляхом закачування жирного газу; 
система нафта-метан переходить у газову фазу за тиску близько 100 МПа, а 
застосування жирного газу замість сухого спричиняє значне 
зниження критичного тиску в системі нафта-газ; 
‒ термічний вплив на газоконденсатні пласти, наприклад, 
створенням пересувного вогнища горіння з подачею газу і повітря на 
вибій; 
‒ багаторазове прокачування (до 10 і більше об’ємів) сухого газу 
крізь пласт із метою випаровування конденсату, що випав; 
‒ закачування рідкого газу (пропан-бутану) з утворенням у 
пласті облямівки з цих продуктів, які пересуваються сухим газом для 
забезпечення витіснення конденсату, що випав. 
 
6.6.  Компонентовіддача  родовищ  природних  газів  і  
методи  її  збільшення 
 
6.6.1.  Компонентовіддача  родовищ  природних  газів 
Пластовий газ є сировиною для нафтохімічної промисловості та 
джерелом енергії. Тому важливим є питання про компонентовіддачу і 
використання запасів пластової енергії. 
Компонентовіддача газового, газоконденсатного або нафтового 
родовища характеризується коефіцієнтом компонентовіддачі. 
Коефіцієнтом об’ємної компонентовіддачі називається 
відношення об’єму видобутого з пласта компонента Qвид до його 
геологічних запасів Qзап. Розрізняють кінцевий (у кінці періоду 
експлуатації) і поточний (у певний момент експлуатації) коефіцієнти 
компонентовіддачі. Іноді ці коефіцієнти визначають у відсотках: 
   
      
      
     (  
      
      
)     ,                 (6.6) 
де Qзал ‒ залишок запасів. 
Коефіцієнти газо- і конденсатовіддачі визначають так:  
   (∑       
 
   ∑       
 
   ⁄ )     ,                (6.7) 
   
       
       
    .                                (6.8) 
Практика розробки родовищ показує, що коефіцієнт газовіддачі 
у багатьох випадках досягає (85 ‒ 95) %, тоді як коефіцієнт 
конденсатовіддачі змінюється від 30 до 75 %. 
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Основними фізичними чинниками, що впливають на коефіцієнт 
газовіддачі, є: 
‒   режим експлуатації родовища; 
‒ середньозважений за об’ємом порового простору пласта 
кінцевий тиск у покладі; 
‒ площова й по розрізу пласта неоднорідність літологічного 
складу й фаціальна мінливість порід пласта; 
‒   тип родовища (пластове, масивне); 
‒   темп відбору газу. 
При розробці родовищ, приурочених до відносно однорідних за 
колекторськими властивостями пластів, об’єм залишкового газу в 
пласті в кінці періоду розробки обчислюють за формулою: 
        ̅    (       ) ̅  (   
 ( )
    
   ),          (6.9) 
де Ωпоч і Ωкін ‒ початковий і кінцевий газонасичені об’єми порового 
простору пласта, м3; 
індекси «поч.», «кін», «в» відносяться до початкових, кінцевих і 
обводнених об’ємів;  
α ‒ коефіцієнт залишкового об’ємного газонасичення обводненої зони 
(тобто Ωпоч ‒ Ωкін), у частках одиниці; 
 ̅    ⁄  ‒ середньозважений за площею, приведений (поділений на 
коефіцієнт надстисливості) і безрозмірний (віднесений до 
атмосферного тиску) тиск. 
З урахуванням (6.9) коефіцієнт газовіддачі обчислюють за 
формулою: 
   
[    ( ̅      ̅ )     ( ̅      ̅ )]
    
    ,               (6.10) 
Дослідження залежності коефіцієнта газовіддачі від різних 
геологічних, експлуатаційних і фізичних чинників. 
Коефіцієнт газовіддачі при газовому режимі експлуатації  
(Ωпоч ‒ Ωкін = const;   α = 0;              ̅   ): 
   
    ( ̅      ̅ )
     ̅   
     (  
 ̅   
 ̅   
)     .         (6.11) 
Коефіцієнт газовіддачі при жорсткому водонапірному режимі 
експлуатації (                   ̅     ̅        ): 
   *(    )  
    
    
(    )+     (    )  (  
    
    
)   ,    (6.12) 
де для пісків     (       √    )     ; 
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для доломітів     (       √    )      
Якщо Ωкін = 0, то     (       √    ); 
    (       √    ). 
Коефіцієнт газовіддачі при пружноводонапірному режимі 
експлуатації (                    ̅     ̅   ̅   ): 
   *(   
 ̅ 
 ̅   
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(
 ̅   
 ̅   
  
 ̅ 
 ̅   
)+     ,          (6.13) 
де,      (  ) ( )     ⁄ , (залежить від літології пласта); 
Q(t) ‒ річний відбір газу з родовища. 
Якщо  ( )         ⁄ , то: 
– для незцементованих пісковиків: 
       (
  
    
    )
 
;            (6.14) 
– для пісковиків: 
       (
  
    
    )
 
.                                           (6.15) 
При розробці покладів, приурочених до різко неоднорідних за 
колекторськими властивостями пластів, користуватися для 
визначення коефіцієнта кінцевої газовіддачі формулою (6.10) не 
можна навіть при прояві газового режиму. 
На коефіцієнти газовіддачі, крім розглянутих, впливають і інші 
чинники: 
‒ охоплення покладу витісненням; 
‒ розміщення свердловин на структурі та площі газоносності; 
‒ глибина спуску колони НКТ. 
Коефіцієнт газовіддачі більший у порід із більшою пористістю й 
газонасиченістю й меншою проникністю: 
        √  ,                                          (6.16) 
де a ‒ коефіцієнт газонасичення; 
m ‒ коефіцієнт ефективної пористості.  
Впливом коефіцієнта проникності на газовіддачу можна 
знехтувати. 
Коефіцієнт газовіддачі практично не залежить від в’язкості газу, 
води й поверхневого натягу на межі фаз (за різних температур), а 
також від тиску витіснення й швидкості витіснення газу водою. На 
цей коефіцієнт переважно впливають капілярні процеси, що 
відбуваються при витісненні газу водою, а також колекторські 
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властивості продуктивних горизонтів. Чим більша макро- й 
мікронеоднорідність пласта, тим менший коефіцієнт газовіддачі. 
Зі зниженням пластового тиску в обводненій зоні пласта 
збільшується коефіцієнт залишкового газонасичення, що призводить 
до зменшення фазової проникності для води. Стабілізація 
коефіцієнтів залишкового газонасичення й фазової проникності для 
води відбувається практично одночасно. Після досягнення 
критичного газонасищення «затиснутий» газ набуває рухливості й 
виходить у газонасичену частину покладу, що може істотно 
збільшити його газовіддачу. 
При розробці газових і газоконденсатних покладів, приурочених 
до однорідних за колекторськими властивостями пластів, із метою 
збільшення кінцевої газовіддачі рекомендується збільшувати темп 
відбору газу з них. У цьому випадку вода не встигає надходити в 
газовий поклад, у зв’язку з чим різко скорочується обсяг 
«защемленого» нею газу. 
При розробці неоднорідних за колекторськими властивостями 
покладів їх форсована розробка може привести до вибіркового 
обводнення, що значно знижує газовіддачу родовища. 
Істотно може знизити газовіддачу родовищ проведення 
капітальних і підземних ремонтів на завершальній стадії розробки 
покладу. У цей період експлуатації глушіння свердловин глинистим 
розчином чи іншими задавочними рідинами призводить до того, що в 
більшості випадків їх продуктивність різко падає, а іноді свердловини 
після ремонтних робіт взагалі не вдається освоїти. 
Основними фізичними чинниками, що впливають на коефіцієнт 
конденсатовіддачі є: 
‒ метод розробки родовища (з підтриманням або без 
підтримання пластового тиску); 
‒  потенційний вміст конденсату (С5+) у газі; 
‒  питома поверхня пористого середовища; 
‒ груповий склад і фізичні властивості конденсату (молекулярна 
маса й густина); 
‒ початковий тиск і температура. 
Найвищий коефіцієнт конденсатовіддачі досягається при 
підтримці початкового пластового тиску в процесі відбору пластового 
газу. У цьому випадку він може досягати 85 % при підтримці тиску за 
допомогою газоподібного робочого агента і 75 % ‒ при підтримці 
тиску шляхом закачування води в поклад. 
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Коефіцієнт конденсатовіддачі незцементованого піску або 
пісковику при витісненні рідкого вуглеводневого конденсату водою 
за постійного тиску обчислюють за формулою: 
   (       (
  
  
)
     ⁄
 √         )       ,      (6.17) 
де ρпоч.к ‒ початкова конденсатонасиченість пористого середовища у 
частках одиниці. 
Коефіцієнт конденсатовіддачі при розробці газоконденсатного 
покладу без підтримання пластового тиску при газовому режимі 
експлуатації пласта (Ωпоч = const) визначають за різними 
кореляційними залежностями, отриманими при обробці лабораторних 
експериментальних даних. 
 
6.6.2.  Методи  збільшення  компонентовіддачі  газоконденсатних 
родовищ 
При газовому режимі експлуатації родовища, тобто при 
постійному газонасиченому об’ємі порового простору пласта, 
коефіцієнт газовіддачі газових родовищ можна збільшити, як це 
випливає з аналізу формули (6.11), шляхом зменшення 
середньозваженого по газонасиченому об’єму порового простору 
тиску в покладі  ̅   . При цьому істотно зменшується й коефіцієнт 
динамічної в’язкості газу. 
Особливо високим коефіцієнт газовіддачі буде при застосуванні 
гвинтових компресорів у процесі розробки родовища за тиску нижче 
атмосферного. 
При пружноводонапірному режимі експлуатації газового 
родовища, як це випливає з аналізу формули (6.10), коефіцієнт 
газовіддачі можна збільшити шляхом зменшення: 
‒  тиску в газонасиченій  ̅   . і обводненій  ̅ . зонах пласта; 
‒  об’єму обводненої зони (Ωпоч ‒ Ωкін); 
‒  об’ємного газонасичення обводненої зони; 
‒ регулювання відборів газу по площі й розрізу для 
рівномірного стягування контурної або підйому підошовної води в 
газовий поклад. 
У деяких випадках зниженню тиску в газонасиченій і 
обводненій зонах сприяє періодична, з високим темпом відбору газу, 
експлуатація родовищ у кінцевий період. Зниження тиску в 
обводненій зоні буде сприяти при,     
    
     
      як це випливає з 
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формули (6.14), збільшенню об’ємного газонасичення обводненої 
зони α, збільшенню фазової проникності для газової фази і виходу 
газу з обводненої зони (Ωпоч ‒ Ωкін) в газонасичену частину пласта 
Ωкін. 
Конденсатовіддача буде найвищою, якщо в пласті відсутня 
зворотна конденсація вуглеводневої рідини. Цього досягають шляхом 
закачування в пласт робочого агента для підтримання початкового 
пластового тиску. За таких умов жирний пластовий газ витісняється 
до вибоїв експлуатаційних свердловин газоподібним або рідким 
робочим агентом практично без розширення, збільшення об’єму. При 
розробці газоконденсатних покладів із великим поверхом 
газоносності й вмістом конденсату (С5+) та інших цінних компонентів 
(сірководню, гелію) в газі тиск підтримують одночасно двома 
робочими агентами: а) сухим газом; б) водою. Сухий газ 
запомповують у зводову (склепінну) частину покладу, воду ‒ під 
поверхню початкового газоводяного контакту. 
При розробці газоконденсатного покладу без підтримання 
пластового тиску в умовах газового режиму (Ωпоч = const), при 
утворенні рідкої фази в пласті коефіцієнт конденсатовіддачі 
збільшують різними методами впливу на пласт і пластовий флюїд: 
‒ прямим випаровуванням рідини в масу газоподібного 
робочого агента, що закачується в пласт; 
‒  витісненням рідкого вуглеводневого конденсату водою; 
‒ зменшенням коефіцієнта динамічної в’язкості вуглеводневого 
конденсату шляхом збільшення температури. 
Як газоподібний робочий агент для закачування в пласт із 
метою випаровування нерухомого конденсату в його поровому 
просторі використовують: 
– сухий газ, тобто частину пластового газу (метан, етан, сліди 
пропану й бутану), який залишився після відділення від нього в 
промислових апаратах вуглеводнів, які конденсуються; 
– сухий газ, збагачений певною кількістю проміжних 
компонентів (тобто пропаном і бутаном) із метою збільшення 
розчинної здатності робочого агента; 
– вуглекислий газ. 
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6.7. Особливості розробки газових і газоконденсатних 
родовищ.   Сайклінг-процес 
 
Станом на початок ХХІ ст.. в Україні багато газових і 
газоконденсатних родовищ розробляють у режимі виснаження, що 
обумовлює: 
– низькі коефіцієнти конденсатовіддачі через ретроградні втрати 
конденсату в пластах; 
– великі витрати на підготовку газу до дальнього 
транспортування через необхідність будівництва дотискних 
компресорних станцій (ДКС); обмеженість періоду постійного 
видобутку газу. 
Втрати конденсату при газовому режимі розробки збільшуються 
зі збільшенням його початкового вмісту (понад 100 см3/м3) і густини. 
За інших рівних умов коефіцієнт конденсатовіддачі Кk зростає при 
збільшенні відмінності між початковим пластовим тиском і тиском 
початку конденсації, а також за підвищених температур у пластах. 
Однак і за найсприятливіших умов у більшості випадків Кk ≤ 60 %. 
Прояв природного пружноводонапірного режиму при вибірко-
вому заводнюванні призводить до збільшення втрат конденсату. 
Експлуатація газоконденсатних родовищ у режимі виснаження 
обумовлює й інші недоліки. 
Коефіцієнт газовіддачі при експлуатації родовищ у режимі 
виснаження істотно залежить від геологічних особливостей родовищ, 
і перш за все від активності контурних вод, а також від економіко-
географічних чинників. Досвід експлуатації газових родовищ у США 
показує, що середній коефіцієнт газовіддачі Кг при газовому режимі 
розробки дорівнює 0,85, але ці дані отримані для дрібних родовищ, 
розташованих поблизу споживача, і тому вони близькі до граничних. 
Із чинників, що впливають на Кг, особливо слід відзначити 
віддаленість родовища від споживача. 
В умовах прояву водонапірного режиму коефіцієнт газовіддачі, 
зазвичай, знижується: мінімальні значення його в гранулярних 
пластах можуть бути близько 0,45. Є родовища з активною 
водонапірною системою, в яких кінцеві значення Кг на рівні 0,5. 
Разом із тим є родовища, на яких при прояві пружноводонапірного 
режиму отримані або плануються значення Кг на рівні 0,8 і вищі. У 
пластах із вторинною пористістю, і перш за все у тріщинуватих, Кг у 
середньому нижчий. 
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Наведені в літературних джерелах високі значення коефіцієнтів 
газовіддачі при прояві водонапірного режиму часто обумовлені тим, 
що обчислення Кг проводять по відношенню до промислових запасів 
газу, обчислених об’ємним методом. Останні ж, як показав аналіз 
понад 120 покладів, для яких запаси були з високою надійністю 
визначені за падінням тиску, систематично занижені приблизно на 15 % 
відносно фактичних, і характеризуються випадковою похибкою на 
рівні 30 %. 
Аналіз розробки газових родовищ, що експлуатуються в умовах 
активного природного пружноводонапірного режиму, показує, що 
основна причина зниження газовіддачі – нерегульоване вибіркове 
обводнення. 
Розробка родовищ у режимі виснаження обумовлює 
необхідність зменшення темпу відбору газу при вилученні приблизно 
50 % початкових запасів. Тривалість періоду постійного видобутку і 
коефіцієнт газовіддачі визначаються початковим пластовим тиском, 
продуктивністю свердловин, запасами, темпом відбору газу, а також 
активністю водонапірної системи. У середньому на кінець періоду 
постійного видобутку коефіцієнт вилучення газу практично при 
газовому режимі не перевищує 60 % геологічних запасів газу. Якщо 
врахувати, що в період наростаючого видобутку вилучається 
приблизно 10 % початкових запасів газу й більше, то в період 
постійного видобутку газу навіть при газовому режимі вилучається не 
більше 50 % початкових запасів газу. 
У разі прояву активного водонапірного режиму з 
нерегульованим вибірковим обводненням  обсяг видобутку за 
постійного темпу відбору скорочується. 
У разі прояву природного водонапірного режиму практично 
неможливий довгостроковий прогноз експлуатаційних показників, що 
особливо неприпустимо при експлуатації великих газоконденсатних 
родовищ. Це обумовлено труднощами прогнозування. 
Таким чином, у процесі проєктування системи розробки газових 
і газоконденсатних родовищ у режимі виснаження практично можна 
планувати режим постійного видобутку не більше ніж на Кг = 50 % 
геологічних запасів газу. Для унікальних і одиночних родовищ це 
обумовлює необхідність орієнтуватися при техніко-економічних 
розрахунках на оцінку максимального річного видобутку й у період 
постійного видобутку практично також лише 50 % від геологічних 
запасів газу, оскільки недозавантаження магістральних газопроводів 
(МГ) великої протяжності в проєктний термін їх експлуатації 
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призведе до різкого підвищення приведених витрат на газ, що 
видобувається з таких родовищ. У зв’язку з цим, із одного боку, 
виникає проблема дорозробки родовищ у режимі падаючого 
видобутку, що буде особливо суттєвим для найбільш віддалених і 
великих родовищ, із іншого боку, створюються об’єктивні 
передумови до тривалої консервації газу й установлення річних 
відборів на рівні, який не перевищує 3 % від початкових. Такі відбори 
не завжди оптимальні й для отримання високого коефіцієнта 
газовіддачі. 
Падіння пластового тиску в покладах у більшості випадків 
спричиняє зниження продуктивності свердловин за робочих депресій. 
Це призводить до необхідності вести великий обсяг додаткового 
експлуатаційного буріння, що часто є складним у важкодоступних 
районах. Випереджувальне експлуатаційне буріння не завжди 
виправдане в разі прояву активного водонапірного режиму і при 
малій вивченості експлуатаційних об’єктів, так як може призвести до 
закладання свердловин у зонах, відбір із яких буде утруднений у разі 
вибіркового обводнення покладу. Одним із чинників, які 
обумовлюють зменшення продуктивності свердловин, є зменшення 
проникності пластів із падінням тиску, що є найбільш суттєвим для 
пластів із низькою проникністю за початкового тиску. У пластах із 
глинистим цементом проникність може зменшуватися у 10 разів і 
більше. 
Серед важливих чинників, що обумовлюють зниження 
газовіддачі при розробці газових родовищ на будь-якому режимі – 
нелінійність фільтрації газу за малих градієнтів тиску, яка в 
граничному випадку еквівалентна наявності початкового градієнта 
тиску ηо. Інакше кажучи, фільтрація відбувається так, що при 
градієнтах тиску, менших за абсолютною величиною, ніж ηо, рух 
практично відсутній. Наявність початкового градієнта у разі 
фільтрації газу призводить до зниження як газо- й конденсатовіддачі, 
так і дебітів свердловини внаслідок утворення застійних зон, іноді 
дуже великих, де газ нерухомий через недостатній градієнт тиску. 
Вплив початкового градієнта під час розробки газових і 
газоконденсатних родовищ ускладнюється тим, що початковий 
градієнт суттєво залежить від водонасичення й ефективного тиску, 
тобто від різниці між гірським і внутрішньопорового тиском. З 
ростом водонасичення початковий градієнт тиску при фільтрації газу 
крізь глинизовану породу значно зростає. Він відмінний від нуля 
лише при водонасиченні більшому від деякого граничного і 
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збільшується з ростом ефективного тиску. Зазначені залежності 
необхідно враховувати при оцінці впливу режиму розробки на 
газовіддачу у зв’язку з нелінійністю закону фільтрації й початковим 
градієнтом. Розробка родовищ у режимі виснаження відбувається при 
більших градієнтах, ніж при внутрішньоконтурному заводненні, у 
зв’язку з чим частина застійних зон зі зниженням пластового тиску й 
зростанням градієнта починає дренуватись. З іншого боку, при 
зниженні пластового тиску зростає ефективний тиск, який діє на 
пласт, що призводить до зростання початкового градієнта в 
малопроникних прошарках. Зростання початкового градієнта для газу 
під час розробки може призвести до того, що малопроникні прошарки 
перетворяться в непроникні, й буде відрізана та перестане 
дренуватись частина колектора. 
Нарешті, при нерегульованому або погано регульованому 
обводненні частина малопроникних прошарків може передчасно 
обводнитись і в них виникне початковий градієнт для газу. Така 
небезпека існує як при природному, так і при штучному заводненні і 
вказує на необхідність ретельного вивчення розрізу для контролю за 
розробкою. 
Прояв природного водонапірного режиму при вибірковому 
обводненні на тлі зазначених явищ призводить до ще більшого 
зниження коефіцієнта газовіддачі внаслідок утворення недренованих 
ціликів газу по площі покладу, спеціальне розбурювання яких у 
більшості випадків є малоефективним, тому що заново пробурені 
свердловини швидко обводнюються. 
Усе це викликає необхідність підвищення ефективності системи 
експлуатації газових і особливо газоконденсатних родовищ. 
У світовій практиці при експлуатації газоконденсатних родовищ 
із вмістом конденсату більше 25 см3/м3 поряд із експлуатацією їх у 
режимі виснаження застосовується сайклінг-процес, що дозволяє 
істотно підвищити коефіцієнт конденсатовіддачі.  
Сайклінг-процес – технологія розробки газоконденсатних 
родовищ шляхом зворотного часткового або повного нагнітання в 
розроблюваний газоконденсатний поклад сухого (відбензиненого) 
газу (після вилучення з нього конденсату) з метою сповільнення 
темпу падіння пластового тиску, запобігання ретроградним явищам у 
пласті й забезпечення повнішого вилучення конденсату.  
При сайклінг-процесі використовується газ, що видобувається на 
цьому або інших родовищах після вилучення висококиплячих 
вуглеводнів (С5+вище). Підтримання пластового тиску запобігає 
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процесу виділення в продуктивному пласті з пластового газу 
висококиплячих вуглеводнів, що може мати місце внаслідок 
ретроградної конденсації. Із висококиплячих вуглеводнів 
утворюється газовий конденсат, який при виділенні в пласті 
практично втрачається. Сайклінг-процес застосовується у випадку, 
коли є можливість консервації запасів газу родовища протягом 
певного часу. Залежно від співвідношення об'єму закачуваного та 
видобутого газу розрізняють повний і частковий сайклінг-процес. 
При повному сайклінг-процесі в пласт нагнітають весь видобутий із 
родовища газ після вилучення з нього вуглеводнів С5+вище. Оскільки 
об'єми видобутого газу, що зведені до пластових умов, перевищують 
об'єми його нагнітання в пласт (в аналогічних умовах), то 
підтримувати пластовий тиск на початковому рівні не вдається і він 
знижується на (3 – 7) %. Тому якщо тиск початку конденсації 
пластової суміші приблизно дорівнює початковому пластовому тиску 
в покладі, то у продуктивному пласті відбувається часткова 
конденсація висококиплячих вуглеводнів, а прогнозний коефіцієнт 
вилучення конденсату із пласта при повному сайклінг-процесі сягає 
(70 – 80) %. Для підтримання пластового тиску на початковому рівні 
необхідно зменшення об'єму закачуваного газу компенсувати 
залученням газу з інших родовищ. При частковому сайклінг-процесі в 
пласт нагнітають тільки частину видобутого газу (після вилучення з 
нього висококиплячих вуглеводнів). Співвідношення об'ємів 
(приведених до пластових умов) закачуваного та відібраного газу 
становить (60 – 85) %. У цьому випадку зниження пластового тиску 
може сягати уже 40 % від початкового, а тоді переважна частина 
висококиплячих вуглеводнів залишається в пластовому газі. 
Прогнозний коефіцієнт вилучення конденсату при частковому 
сайклінг-процесі зменшується до (60 – 70) %.  
Повний і частковий сайклінг-процес проводять або одразу після 
введення родовища в експлуатацію, або після розробки його протягом 
деякого часу в режимі виснаження. Однак чим пізніше починається 
реалізація сайклінг-процесу тим нижчий коефіцієнт 
конденсатовилучення із пласта. Доцільність застосування сайклінг-
процесу визначається економічною ефективністю, яка досягається 
внаслідок додаткового видобутку конденсату (порівняно з розробкою 
родовища на режимі виснаження). Зазвичай, сайклінг-процес 
здійснюється на родовищах із початковим вмістом конденсату в 
пластовому газі вище 200 г/м3. Ефективність застосування сайклінг-
процесу визначається також ступенем зміни проникності 
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продуктивного пласта за вертикаллю. Для родовищ із високим 
ступенем неоднорідності пласта-колектора сайклінг-процес може 
виявитися малоефективним навіть при великому вмісті конденсату в газі. 
Повний сайклінг-процес рекомендується застосовувати на 
родовищах, пластові суміші яких мають круті ізотерми пластових 
втрат конденсату (будуються за результатами досліджень процесу 
диференціальної конденсації). У цьому випадку навіть невелике (на 
10 – 15 %) зниження пластового тиску призводить до значних втрат 
конденсату в пласті (до 50 % від початкових запасів). Частковий 
сайклінг-процес здійснюється на родовищах, пластові суміші яких 
мають пологі криві ізотерми пластових втрат конденсату; тоді при 
зниженні пластового тиску на (30 – 40) % від початкового із 
пластового газу виділяється до 20 % конденсату (від його початкових 
запасів), а залишений у пластовому газі конденсат видобувається 
разом із газом на поверхню. Конденсат, що випав раніше в 
продуктивному пласті, може бути частково видобутий із пласта 
завдяки його випаровуванню при проходженні над ним свіжих порцій 
газу, що нагнітається в пласт. Вибір варіанта сайклінг-процесу, 
зокрема й співвідношення об'ємів закачуваного та відібраного газів, 
проводять за результатами техніко-економічних обчислень, які 
враховують особливості родовища, потребу регіону в природному 
газі та конденсаті. При здійсненні сайклінг-процесу для збільшення 
коефіцієнта охоплення пласта нагнітальним газом експлуатаційні та 
нагнітальні свердловини розміщують, зазвичай, кільцевими рядами з 
максимально великими відстанями один від одного. Оскільки 
приймальна здатність нагнітальних свердловин часто перевищує 
продуктивність експлуатаційних, то кількість нагнітальних 
свердловин на родовищі в 1,5 – 3 рази менша від кількості 
експлуатаційних. 
Тривалість сайклінг-процесу суттєво залежить від початкового 
вмісту газового конденсату в пласті. Економічно виправдана 
тривалість може бути визначена за експериментально встановленим 
співвідношенням вмісту газового конденсату в видобувному газі до і 
після здійснення процесу. Оптимізація режиму сайклінг-процесу 
полягає у визначенні кількості експлуатаційних і нагнітальних 
свердловин, діаметрів збірних і нагнітальних трубопроводів, 
потужностей устатковання для вилучення рідких вуглеводнів і 
дотискувальної компресорної станції. При цьому використовується 
газ, що видобувається на цьому або на інших родовищах після 
вилучення висококиплячих вуглеводнів (С5+вище). 
209 
Сайклінг-процес широко застосовується на родовищах із 
вмістом конденсату понад 100 см3/м3 і при запасах газу від 10 млрд м3 
і більших при близькості початкового пластового тиску і тиску 
початку конденсації. Недоліки застосування сайклінг-процесу 
широко відомі, до основних із них належать: 
– великі капітальні вкладення і необхідність створення 
спеціального обладнання для експлуатації родовищ із високими 
пластовими тисками; великі експлуатаційні витрати; 
– зниження надійності промислового обладнання 
(свердловинного і наземного) у зв’язку зі збільшенням терміну 
експлуатації, особливо за наявності агресивних компонентів у 
продукції, що видобувається. 
Однак принципово підтримання пластового тиску при 
експлуатації газових і газоконденсатних покладів вельми доцільне. 
Найбільш придатний метод підтримання пластового тиску – 
закачування води. Ідея закачування води в газові й газоконденсатні 
поклади раніше багаторазово обговорювалася, але не була 
реалізована, оскільки за результатами виконаних лабораторних і 
промислових досліджень вважалося, що витіснення газу водою 
супроводжується інтенсивним його защемленням. Вважали, що 
коефіцієнт вилучення газу не перевищує 50 %, тобто приблизно 
відповідає реально досяжним значенням нафтовіддачі покладів, які 
розробляються при штучному водонапірному режимі. При цьому не 
враховувався ряд принципово важливих чинників, що розрізняють 
механізми витіснення водою нафти й газу. Газ завдяки відносно малій 
в’язкості в меншій мірі схильний до блокування водою як у масштабі 
пор, так і макронеоднорідностей пласта. У результаті коефіцієнти 
витіснення й охоплення при регульованому заводненні повинні бути 
значно вищі, ніж для нафтових покладів. Велика рухливість газу 
спрощує й проблему регулювання просування води. Відомо також, 
що при прояві початкового градієнта фільтрації для води навіть у 
нафтових пластах коефіцієнт віддачі зростає. Ця обставина сприяє 
можливості контролю за розподілом запомповуваної води, яку можна 
селективно направляти в зони газового пласта, заздалегідь обрані для 
заводнення. 
 
Контрольні питання 
1. Що розуміють під поняттям системи розробки 
експлуатаційного об’єкта (покладу)? 
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2. Що розуміють під депресією на пласт? 
3. З якою метою проводять нагнітання газу в пласт? 
4. Що відбувається при нагнітанні робочого агента в пласт? 
5. Пояснити механізм підтримання пластового тиску при 
законтурному заводненні. 
6. Завдяки якій енергії може здійснюватись фонтанування 
свердловини? 
7. Як регулюється робота фонтанної свердловини? 
8. Які періоди виділяють при розробці газових і 
газоконденсатних родовищ? 
9. Пояснити технологію сайклінг-процесу. 
10. Які системи розміщення експлуатаційних свердловин 
застосовують по площі газоносності при розробці газових і 
газоконденсатних родовищ? 
11. Що розуміють під технологічним режимом експлуатації 
газових свердловин? 
12. За допомогою яких технічних засобів здійснюється зміна 
дебіту? 
13. На які групи поділяються газоконденсатні поклади? 
14. У чому полягає раціональна розробка газоконденсато-
нафтових родовищ? 
15. Що розуміють під коефіцієнтом об'ємної компонентовіддачі? 
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РОЗДІЛ 7.  МЕТОДИ  ІНТЕНСИФІКАЦІЇ  ВИДОБУТКУ 
ГАЗУ 
 
7.1.  Способи  збільшення  дебіту 
 
Дебіт окремих свердловин можна значно збільшити внаслідок як 
впровадження методів інтенсифікації припливу газу, так і поліпшення 
техніки і технології розкриття пласта удосконаленням обладнання, 
яке використовується при експлуатації свердловин. 
Методи інтенсифікації припливу газу до вибою свердловини і 
обмеження на їх застосування: 
– гідравлічний розрив пласта (ГРП) і його різні варіанти: 
багаторазовий ГРП, спрямований ГРП, ГРП на солянокислотній 
основі тощо; 
–  солянокислотна обробка та її варіанти; 
– гідропіскоструминна перфорація та її поєднання з ГРП і 
солянокислотною обробкою. 
Методи інтенсифікації не рекомендується проводити у 
свердловинах із порушеними і неякісно зацементованими 
експлуатаційними колонами; у свердловинах, які обводнились або в 
тих, які можуть обводнитися після проведення в них робіт із 
інтенсифікації; у приконтурних свердловинах і у свердловинах, що 
розкрили малопотужні (2 – 5 м) водоплавні поклади. 
Роботи з інтенсифікації на газових родовищах, зазвичай, 
починають тоді, коли родовище вступає в промислову розробку. 
Раціональніше їх проводити на стадії розвідки й дослідно-
промислової експлуатації. 
Заходи з розкриття пласта й освоєння свердловин: 
–  буріння свердловин із горизонтальним стовбуром; 
–  буріння свердловин із кущових майданчиків; 
– застосування безглинистих розчинів при розкритті 
продуктивної товщі; 
– розкриття продуктивних горизонтів із продувкою вибою газом 
або повітрям; 
– залучення верхніх, продуктивних горизонтів без глушіння 
свердловини. 
Способи вдосконалення техніки експлуатації свердловин: 
–  роздільна експлуатація двох об’єктів однією свердловиною; 
–  ежекція низьконапірного газу високонапірним; 
– застосування плунжерного ліфта для вилучення з вибою води; 
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– подача на вибій поверхнево-активних речовин (ПАР) для 
очищення свердловин від води, що надходить із пласта; 
– удосконалення конструкції підземного обладнання у 
корозійних свердловинах і установлення в них розвантажувальних 
якорів, пакерів, глибинних клапанів для введення інгібіторів у 
фонтанні труби, комбінування труб різного діаметра тощо. 
 
7.2. Використання свердловин із горизонтальним стовбуром 
 
Недоліки розкриття свердловинами із похило-скерованими 
стовбурами (ПСС). 
У ряді випадків розкриття пластів похило-скерованими 
стовбурами призводить до отримання низьких дебітів, швидкого 
обводнення свердловин, незначного коефіцієнта вилучення, а також 
до деформації й руйнування привибійної зони при створенні депресії 
вищої від допустимої з метою отримання високих дебітів. 
Використання ПСС малоефективне при розробці родовищ із 
незначною товщиною пласта, низькою проникністю, з наявністю, 
переважно, вертикальних тріщин, підошовної води, нафтової 
облямівки, а також при освоєнні деяких шельфових родовищ. 
Позитивні чинники буріння свердловин із горизонтальним 
стовбуром і його доцільність: 
– значно підвищується відбір пластового флюїду; 
– створюється нова геометрія дренування пласта; 
– зростає продуктивність за наявності вертикальних тріщин; 
– створюються умови експлуатації, за яких підвищується 
компонентовіддача малопотужних пластів; 
– стає рентабельною розробка низькопродуктивних і практично 
виснажених пластів. 
Так, наприклад, застосування свердловин із горизонтальним 
стовбуром дозволяє: збільшити коефіцієнт вилучення нафти мінімум 
на 5 %; зменшити товщину продуктивного пласта до 6 м. 
Крім наведених вище причин слід відзначити, що за наявності 
горизонтального стовбура роботи із інтенсифікації припливу можуть 
дати більший ефект, ніж у вертикальних свердловинах, так як по 
довжині горизонтального стовбура можна провести кілька операцій із 
гідророзриву, зробити їх селективно або послідовно, починаючи від 
кінця горизонтального стовбура. 
Для тріщинуватих колекторів горизонтальний стовбур може 
бути орієнтований із урахуванням головних напрямків тріщин. 
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Буріння свердловин із горизонтальним стовбуром дає 
можливість внаслідок значного збільшення площі контакту стовбура з 
породою істотно знизити величини депресії на пласт із отриманням 
економічно прийнятних дебітів при незначній потужності пластів і за 
наявності підошовної води. Доцільне буріння свердловин із 
горизонтальним стовбуром і при розробці обмежених лінзоподібних 
пластів, а також при розкритті незцементованих і нестійких до 
руйнування пластів. 
Причини низької ефективності свердловин із горизонтальним 
стовбуром. 
Зниження ефективності спричиняється: кольматацією 
привибійної зони; неточністю попадання стовбурів у продуктивні 
пласти (через недосконалість техніки буріння); поганим освоєнням 
стовбурів; відсутністю герметичності в зонах відгалужень і 
можливості роз’єднання стовбурів для селективного впливу на пласт; 
міжремонтними періодами всих видів глибинно-насосних установок. 
 
7.3.  Кислотна  обробка  привибійної  зони 
 
7.3.1. Сфера застосування кислотної обробки свердловин   
Кислотні обробки свердловин застосовуються: 
– для обробки вибою і привибійної зони пласта газових 
свердловин на родовищах із карбонатними і теригенними 
колекторами з метою збільшення їх дебітів; 
– для обробки поверхні вибою з метою видалення глинистої 
кірки як у якості самостійної, так і в якості підготовчої операції перед 
здійсненням інших процесів (кислотної обробки привибійної зони, 
гідравлічного розриву пласта); 
– за наявності слабкопроникних доломітів, погано розчинних у 
холодній соляній кислоті, проводять обробку вибою і привибійної 
зони термокислотним методом. 
 
7.3.2.  Види  кислотних  обробок 
Серед методів інтенсифікації припливу газу до свердловини 
масове застосування отримали солянокислотна й глинокислотна 
обробки. 
Солянокислотна  обробка 
Сфера застосування. Застосовується, якщо пласт представлений 
карбонатними породами – вапняками й доломітами. 
Хімічна сутність методу. Цей метод заснований на здатності 
соляної кислоти (HCl) вступати в реакцію з карбонатними породами з 
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утворенням солей (хлористий кальцій і магній), води й вуглекислого 
газу. Отримана сіль розчиняється у воді кислотного розчину, до якої 
додається вода, утворена при реакції. Швидкість реакції залежить від 
температури й тиску – підвищення тиску й зниження температури 
зменшують швидкість реакції. 
Склад кислоти. Для обробки свердловин застосовується 
інгібована концентрована соляна кислота зі спеціальними домішками 
для зниження корозійної дії на метал. У ряді випадків до кислотного 
розчину додають так звані «кислотні стоки», що містять оцтову 
кислоту. Кислотні стоки є виробничими відходами, й їх використання 
знижує витрати на кислотну обробку. Оцтова кислота, як і соляна, 
вступає в реакцію з карбонатами з утворенням вуглекислого газу, 
води й Са(СН3СОО)2. При цьому треба мати на увазі, що зі 
збільшенням температури розчинність Са(СН3СОО)2 у воді 
зменшується. 
Глинокислотна  обробока 
Сфера застосування. Глинокислотну обробку проводять у 
теригенних (піщано-глинистих) колекторах із низьким вмістом 
карбонатних порід. 
Склад кислоти. Глинокислота – це суміш соляної й 
фтористоводневої (флуористоводневої, плавикової) кислот. 
Хімічна сутність методу. Плавикова кислота руйнує силікатні 
породоутворюючі мінерали: алюмосилікати глинистого розчину 
(каолін), які проникли в пласт при бурінні, й кварцовий мінерал 
(кварц). Плавикова кислота зберігається в ємностях зі свинцю, воску, 
парафіну, ебоніту тощо, оскільки скло й кераміка розкладаються цією 
кислотою. Другий компонент глинокислоти соляна кислота – істотно 
впливає на ефективність обробки. При глинокислотній обробці 
виділяється газоподібний SiF, який утворює з водою кремнієву 
кислоту. У нейтральному середовищі кремнієва кислота випадає у 
вигляді драглистоподібного гелю й може закупорити пласт. Наявність 
соляної кислоти запобігає випадінню гелю, тому що в кислому 
середовищі кремнієва кислота знаходиться в розчиненому вигляді. 
Крім того, соляна кислота переводить менш розчинну сіль AlF3 у 
добре розчинну сіль AlCl3. Якщо пласт представлений не лише 
глинизованими пісковиками, а містить і карбонати, то при взаємодії 
карбонатів із плавиковою кислотою утворюється нерозчинна сіль 
CaF2, яка випадає в осад. 
При глинокислотній обробці слід уникати тривалого контакту 
кислоти з металом труб. 
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Дворастрова обробка. Якщо пісковики зцементовані 
карбонатами, то спочатку треба провести солянокислотну обробку, а 
потім – глинокислотну. 
Дворастрову обробку проводять у двох варіантах: 
– закачуванням соляної кислоти в об’ємі, який у (2,5 – 3,0) рази 
перевищує об’єм вуглекислоти, з метою ліквідації утворених осадів 
фтористих магнію й кальцію; 
– закачуванням соляної кислоти з подальшим видаленням 
продуктів реакції, а потім проведенням робіт згідно з першим 
варіантом. 
При дворастровій обробці пласта швидкість закачування, 
особливо соляної кислоти, повинна бути мінімальною. 
 
7.3.3.  Способи  проведення  кислотних  обробок 
Є чотири способи проведення кислотних обробок: кислотна 
ванна, проста, масована й спрямована кислотна обробка, а також 
гідрокислотний розрив пласта. Вибір виду обробки залежить від 
мінерального складу й властивостей пласта, мети та черговості 
проведення кислотної обробки. 
Кислотну ванну установлюють для очищення вибою від 
глинистої кірки без тиску або під тиском. Без тиску кислотну ванну 
установлюють так: свердловину ретельно промивають водою, водним 
розчином ПАР, конденсатом тощо, потім кислотний розчин 
закачують в інтервал розкриття свердловини. Після реакції 
свердловину знову промивають. Якщо кислотну ванну установлюють 
у заповненій газом свердловині, то необхідний об’єм розчину 
закачують у НКТ, а потім гирло свердловини з’єднують із затрубним 
простором. Після закінчення робіт свердловину продувають на факел. 
Кислотну ванну під тиском установлюють у свердловинах, 
заповнених рідиною. У цьому випадку технологія аналогічна 
технології кислотної обробки. 
Просту кислотну обробку проводять для впливу на пласт 
кислотою в радіусі зони проникнення промивальних рідин або їх 
фільтрату так. Спочатку промивають вибій для попереднього 
очищення. Потім установлюють кислотну ванну для вилучення 
глинистої кірки, після чого вибій знову промивають. Далі закачують у 
пласт запланований об’єм кислоти. Після витримки необхідної 
тривалості для реакції кислоти з породою свердловину освоюють. 
Масована кислотна обробка відрізняється від простої тим, що 
об’єм кислотного розчину, який закачують у пласт, повинен 
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забезпечити кислотою зони радіусом у десятки метрів. Технологія 
аналогічна технології простої обробки. 
Спрямовану кислотну обробку проводять тоді, коли з усієї 
розкритої товщини необхідно обробити певний інтервал. 
Після глушіння свердловини підошву фонтанних труб 
встановлюють біля підніжжя запланованого до обробки інтервалу і 
заповнюють продуктивну частину свердловини і фонтанні труби 
рідиною з низькофільтаційними властивостями. Продавлюють в’язку 
рідину кислотним розчином через фонтанні труби при відкритій 
засувці затрубного простору. Кислотний розчин закачують до 
заповнення фонтанних труб і стовбура свердловини в обраному для 
обробки інтервалі. Обчислений обсяг кислоти закачують у пласт при 
закритій засувці затрубного простору в’язкою рідиною з 
низькофільтраційними властивостями. Витримують необхідний час 
для реакції кислоти з породою, а потім в’язку рідину заміщують 
промивальною і свердловину освоюють. 
Спрямовану кислотну обробку проводять шляхом виділення 
інтервалу для обробки здвоєними пакерами, ізоляції нижче інтервалу 
обробки піщаною пробкою, а зверху – пакером, стимулювання 
поглинання кислотного розчину тиском, створюваним струминними 
перфораторами. 
Гідрокислотний розрив пласта проводять, якщо при проведенні 
кислотної і глинокислотної обробки не отримана істотна 
інтенсифікація припливу газу до свердловини. 
 
7.3.4.  Технологія  проведення  кислотних  обробок 
Відмінності з кислотною обробкою нафтових свердловин. 
Газоносні колектори не покриті плівкою нафти, і тому кислота 
вступає в реакцію, як тільки потрапляє у пласт. Реагуючи з породою й 
розширюючи порові канали, вона під дією власної ваги просувається 
вниз, наближаючись до газоводяного контакту. Тому час реакції 
кислоти в газоносних колекторах значно менший, ніж у нафтових. За 
необхідності закачати кислоту у газоносний пласт якнайдалі від 
стовбура свердловини, наприклад при солянокислотному розриві, 
необхідно спочатку закачати екрануючу рідину. Аналогічного 
результату із закачування кислоти в пласт на велику відстань від 
стовбура можна домогтися при використанні гасо-кислотних або 
конденсато-кислотних емульсій. Такі емульсії гідрофобні, а газоносні 
вапняки, особливо за відсутності нафтових облямівок, дуже погано 
приймають гідрофобні рідини, навіть менш в’язкі, ніж емульсії. Тому 
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емульсія не фільтрується крізь стінки тріщини, а реагує 
безпосередньо на стінках до тих пір, поки вся кислота не прореагує. 
Потім вона розпадається на рухливі компоненти. Як емульгатор 
застосовують поверхнево-активні речовини. Втрата в’язкості після 
реакції сприяє очищенню пласта й тріщин від закачаних у них рідин. 
Вплив тиску закачування. Найважливішим параметром при 
проведенні солянокислотної обробки є тиск, при якому кислота 
подається в пласт, тому що він сприяє розкриттю мікротріщин і 
тріщин, отриманих при гідророзриві пласта. Цей тиск визначають так. 
Якщо кислота подається в пласт крізь порові канали, то її закачують у 
насосно-компресорні труби з максимально можливою швидкістю до 
тих пір, поки тиск на гирлі не почне збільшуватися. Потім темп 
закачування знижують так, щоб не допустити різкого зростання тиску 
й не пропустити того моменту, коли пласт при певному його сталому 
значенні почне приймати кислоту. Після цього тиск підтримують на 
постійному рівні, змінюючи темп подачі кислоти у свердловину. 
Якщо кислота подається в пласт крізь систему мікротріщин, то після 
того як визначено момент початку приймальності пласта, тиск 
повільно збільшують до тих пір, поки він не встановиться на якомусь 
певному рівні. При цьому приймальність свердловини різко зростає, 
оскільки тріщини розкриваються. Подальше закачування кислоти 
проводять у режимі, який забезпечує отриманий тиск і 
приймальність. При малих тисках солянокислотні обробки 
неефективні й часто супроводжуються появленням у свердловині 
пластової води. 
Вплив швидкості закачування. Якщо швидкість закачування 
невелика, то основна маса кислоти реагує в безпосередній близькості 
від стовбура й у віддалені ділянки потрапляє уже прореагована, не 
здатна ефективно впливати на пласт. Кислота набагато швидше 
реагує з породою в русі, так як при цьому відбувається відведення 
продуктів реакції від місця реакції. Тому при невеликих швидкостях 
солянокислотні обробки малоефективні, особливо в пластах великої 
товщини. 
 
7.3.5.  Вибір  об’єкта  для  кислотної  обробки  пласта 
Сприятливі об’єкти. Карбонатні пласти з добре розвиненою 
природною тріщинуватістю, продуктивність яких знижена внаслідок 
засмічення тріщин частинками карбонатів глинистого розчину в 
процесі буріння. У цьому випадку кислота, розчиняючи частинки 
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карбонатних порід, сприяє вилученню із пласта глинистого розчину й 
збільшенню дебіту. 
Карбонатні пласти, в яких тріщинуватість розвинена слабо. 
Кислота, реагуючи з породою, утворює вторинні канали розчинення, 
які перевищують багаторазово первинні пори й глибоко проникають у 
пласт. 
Пористі нетріщинуваті карбонатні пласти, в яких проникність 
привибійної зони знижена внаслідок фаціальних змін або проникнення 
в пласт промивальних рідин і зважених матеріалів, що сталося в 
процесі буріння чи ремонтних робіт. Кислота в цьому випадку 
розчиняє матеріали на стінках порових каналів, утворюючи мережу 
каналів роз’їдання. 
Щільні нетріщинуваті низькопористі низькопроникні 
карбонатні пласти. У цьому випадку необхідно проводити 
гідрокислотний розрив, внаслідок чого механічний вплив рідини-
кислоти, що забезпечує створення тріщин розриву, доповнюється 
хімічним впливом кислоти на пласт. 
Сприятливими об’єктами глинокислотної обробки є щільні 
низькопроникні малопродуктивні пісковики з карбонатним або 
глинистим цементом. 
Несприятливі умови: 
– близькість підошовних і контурних вод; 
– значне зниження пластового тиску (на 60 – 70 % від 
початкового); 
– приплив у свердловину навіть незначного обсягу пластової 
води; 
– порушення в обсадній колоні й відсутність можливості 
ізолювати їх від інтервалу, що обробляється. 
 
7.3.6.  Вибір  кислотного  розчину 
Параметри, що впливають на вибір кислоти та її концентрації. 
Вибір кислоти та її концентрації залежить від мінерального складу 
порід, термобарометричних параметрів пласта, технології його 
розкриття, обладнання свердловини. За концентрації кислоти більшої 
25 % в’язкість розчину істотно збільшується. Тому, для обробки 
пласта використовують розчин із вмістом кислоти до 25 %. 
Концентрації кислот для різного типу колекторів і умов 
обробки. Якщо обробляють колектор із вмістом гіпсу або ангідриту, 
то концентрація не повинна перевищувати 15 %. Більш 
концентрована кислота розчиняє зазначені речовини, й вони 
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випадають в осад після її нейтралізації, закупорюючи порові канали. 
Іноді використовують розчин зі змінною концентрацією для 
карбонатних пластів із добре розвиненою природною шорсткістю – 
спочатку 25 % концентрація, а потім – 10 %. При обробці 
слабкопроникних вапняків і доломіту концентрація кислоти повинна 
становити (20 – 25) %. 
Обґрунтування об’єму кислотних розчинів. При кислотній 
обробці одного погонного метра товщини пласта необхідно (0,4 – 
2,5) м3 розчину. При обробці карбонатних пластів із розвиненою 
тріщинуватістю й проникністю більшою 0,1 мкм2 на один погонний 
метр товщини пласта витрата кислоти становить (0,4 – 1,0) м3. Якщо 
пласт слабкотріщинуватий, то питома витрата кислоти становить (1,0 – 
1,5) м3. Якщо обробку ведуть з метою збільшення радіусу дії на пласт, 
то витрати на обробку зростають у 2 – 3 рази. 
Тривалість реакції кислоти з породою. Тривалість реакції 
кислоти з породою у свердловинах із відкритим стовбуром (16 –
 24) години. При установленні кислотних ванн у обсаджених 
свердловинах тривалість процесу (2 – 4) години. При обробці 
карбонатних колекторів із пластовим тиском більшим 5 МПа і пластовою 
температурою більшою 303 К тривалість реакції (8 – 12) годин, а при 
рпл < 5 МПа – (4 – 6) годин. Для тріщинуватих колекторів із добре 
розвиненою тріщинуватістю тривалість реакції (8 – 10) годин. При 
обробці пісковиків, зцементованих карбонатами, тривалість реакції (4 – 
6) годин. При обробці слабкокарбонізованих пісковиків спочатку 
соляною кислотою, а потім глинокислотою, а також при обробці 
піщаних пластів лише глинокислотою тривалість реакції (8 –12) годин. 
 
7.4.  Гідравлічний  розрив  пласта (ГРП) 
 
7.4.1.  Вибір  об’єкта  для  ГРП 
Необхідний комплекс даних. При виборі пласта для проведення 
ГРП необхідно мати комплекс даних промислово-геофізичних 
досліджень свердловин; дебітограм, даних про колекторські 
властивості пластів (проникність, пористість, склад глинистого 
матеріалу й цементу). 
Крім того, необхідно знати: властивості промивальної рідини, 
яка застосовується при розкритті; потужність пласта-колектора; 
відстань від свердловини до контура живлення й відстань від нижніх 
перфораційних отворів до газоводяного контакту; пластовий тиск, 
залишкові запаси газу. 
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Сприятливі об’єкти для ГРП. ГРП проводять у міцних 
малопроникних і щільних тріщинуватих вапняках і доломітах, 
тріщинуватих гідроангідритових товщах; міцних піщано-глинистих 
або карбонатно-глинистих породах, які перешаровуються тощо. 
Найбільш сприятливими об’єктами є продуктивні пласти на 
початковій стадії розробки, які характеризуються низькою 
проникністю (менше 0,1 Д13), високим пластовим тиском, близьким 
до початкового. Сприятливими об’єктами можуть бути й 
високопроникні пласти, що знаходяться в тривалій розробці, але 
містять великі запаси газу. 
При експлуатації покладу пластового типу ГРП можна 
проводити у будь-яких свердловинах, якщо поклад працює в газовому 
режимі. 
Несприятливі умови для ГРП. Якщо спостерігається рух ГВК, то 
в усіх свердловинах крайнього ряду ГРП проводити не можна. 
На покладах водоплавного типу при виборі свердловини для 
гідророзриву слід враховувати відстань до газоводяного контакту. 
 
7.4.2.  Технологія  проведення  та  ефективність  ГРП 
Коефіцієнт прийняття. До початку ГРП необхідно дослідити 
свердловину. Після її підготовки та обв’язки обладнання визначають 
коефіцієнт прийняття. Для цього спочатку одним агрегатом, а потім 
усіма закачують рідину до стабілізації тиску в кожному випадку. 
Загальна кількість рідини повинна бути за можливості мінімальною. 
Коефіцієнт прийняття визначають за формулою: 
  
    
  
, 
де V ‒ об’єм закачаної рідини, м3; 
t ‒ тривалість закачування, хв; 
p ‒ тиск закачування, МПа. 
 
Зміна K при закачуванні рідини усіма агрегатами порівняно з 
величиною, отриманою при закачуванні одним агрегатом, свідчить 
про розкриття однієї або кількох тріщин у пласті. 
                                                          
13
 Дарсі (англ. Darcy unit) – одиниця коефіцієнта проникності, якщо витрата рідини 
становить 10
−3
 м³/с при динамічному коефіцієнті в'язкості рідини 10
−3
 Па·с, довжині 
зразка пористого середовища 1 м, площі фільтрації 1 м² і перепаді тиску 0,98·10
−6
 Па: 1Д = 
1,02·10
−12
 м². Названа на честь французького інженера-гідравліка Анрі Дарсі (1803 –1858) 
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Технологія проведення ГРП. За необхідності проведення 
багаторазового розриву пласта після першого розриву закупорюють 
тріщини, що утворилися матеріалами, які легко вилучаються або 
піском. Пісок закачують лише при отриманні істотного підвищення 
коефіцієнта прийняття не менше ніж у 1,5 рази, що свідчить про 
розкриття тріщин. 
Спочатку подають пісок із невеликою концентрацією. За 
відсутності будь-яких ускладнень у роботі наземного обладнання 
концентрацію піску збільшують до розрахункової (в межах (100 ‒ 
350) г/л рідини). Якщо в якості рідини пісконосіїв використовують 
низьков’язку рідину, то закачування й продавлювання піску в тріщину 
слід проводити з максимально можливою швидкістю. При цьому для 
точнішого регулювання концентрації піску один із агрегатів подає 
чисту рідину. Цей агрегат запобігає утворенню піщаної пробки на вибої 
свердловини. 
У разі неполадок із агрегатами припиняють подачу піску в 
рідину й продовжують закачувати чисту рідину робочими агрегатами 
до тих пір, поки у свердловину не буде закачано об’єм чистої рідини, 
рівний об’єму насосно-компресорних труб і зумпфа. При 
несправності пакера припиняють закачування піску, на бічному 
відводі хрестовини відкривають засувку, промивають свердловину до 
виходу на поверхню чистої рідини, демонтують гирлове обладнання і 
піднімають насосно-компресорні труби із пакером на поверхню для 
його ремонту. Закачавши пісок у тріщину, агрегати зупиняють. Після 
зниження тиску на гирлі до нуля стовбур промивають для вилучення 
залишків піску з вибою і НКТ. 
Після проведення ГРП свердловину плавно освоюють, 
продувають до сухого газу й досліджують. З порівняння даних 
дослідження до й після ГРП визначають його ефективність, яка в 
подальшому уточнюється в процесі експлуатації. 
Витрата і фракційний склад піску. Витрата піску на одну 
тріщину – не менше 406 т. Хороші результати дають кварцові піски: 
фракції (1,2 – 1,5) мм. 
Ефективність ГРП. Ефективність ГРП визначають двома 
параметрами: економічною й гідродинамічною ефективністю. 
Економічна ефективність визначається зменшенням собівартості 
додаткового газу порівняно з плановою, а також продовженням 
терміну безкомпресорної експлуатації родовища. На родовищах, що 
вводяться в розробку, економічна ефективність визначається 
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різницею витрат на проведення ГРП і на буріння зекономлених 
свердловин. 
Гідродинамічна ефективність визначається зміною коефіцієнтів 
А і В у формулі припливу газу. Зменшення коефіцієнта А є 
показником збільшення проникності привибійної зони пласта. 
 
7.4.3.  Види  й  умови  проведення  ГРП 
Види  ГРП 
Спрямований ГРП. Рекомендується проводити у вапнякових 
породах. При цьому в тріщини пісок не закачують, а в свердловини 
закачують крейдяний розчин із фракцією крейди до 0,5 мм. 
У наміченому інтервалі за допомогою гідропіскоструминного 
перфоратора нарізають вертикальні й горизонтальні щілини (залежно 
від бажаного спрямування майбутніх тріщин). 
Як рідину розриву використовують гасо-кислотну або 
конденсато-кислотну емульсію, які розчиняють карбонатні породи на 
поверхні тріщин і розширюють їх. Для вапняків тривалість реакції 
емульсії повинна бути не менше доби, а для карбонатних порід із 
меншою розчинністю ‒ (2 ‒ 3) доби. 
Поінтервальний спрямований ГРП «знизу-вгору». При 
поінтервальному ГРП способом «знизу-вгору» спочатку по каротажній 
діаграмі намічають інтервали розриву. У заповнену крейдяним 
розчином свердловину спускають НКТ із гідропіскоструминним 
перфоратором. Нижній інтервал перфорують у трьох положеннях 
перфоратора, повертаючи його кожен раз на 30о. Перфораційні канали 
розташовуються в одній площині. Потім НКТ із перфоратором 
піднімають на поверхню, а у свердловину спускають НКТ із пакером, 
який встановлюють вище проперфорованого інтервалу. 
Проводять гідророзрив пласта у надрізаному інтервалі. Після 
цього НКТ із пакером піднімають на поверхню, а у свердловину 
опускають НКТ із перфоратором, щоб провести перфорацію другого 
знизу вибраного для ГРП інтервалу. Ці операції повторюють для всіх 
вибраних інтервалів. 
Після закінчення поінтервального ГРП свердловину промивають 
і спускають НКТ до вибою. Потім її освоюють і продувають. З метою 
вилучення із пласта крейдяного розчину проводять соляно-кислотну 
обробку. Об’єм закачуваної кислоти беруть рівним поглинутому об’єму 
крейдяного розчину. Через (5 ‒ 6) годин свердловину знову освоюють і 
продувають. Потім свердловину передають у експлуатацію. 
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Поінтервальний спрямований ГРП «згори-вниз» відрізняється 
тим, що спочатку обробляють верхній інтервал, потім другий зверху 
(перший при цьому розташовується вище пакера) тощо до 
найнижчого інтервалу. 
Неспрямований багаторазовий ГРП: Спочатку проводять 
простий ГРП. Після закачування піску в перші порції 
протискувальної рідини вводять закупорювальний матеріал ‒ 
пропант, гумові або капронові кульки, гумовий дріб, крупну дубову 
тирсу, а також суміш 3 %-го водного розчину КМЦ в’язкістю 90 сП із 
крейдою. На 100 л такої суміші потрібно 30 кг крейди фракції (5 ‒ 
7) мм і 100 кг крейди фракції менше 5 мм. Закупорювальний матеріал 
закачують у обсязі, необхідному для перекриття перфорованої 
ділянки колони в інтервалі (2,0 ‒ 2,5) м. 
За допомогою зазначених речовин перекривають гирло тріщини 
у свердловині, знову, проводять гідророзрив в іншому інтервалі. 
Розрив проводять також звичайним способом, і після його 
закінчення у свердловину знову вводять закупорювальний матеріал. 
Перекривши гирло другої тріщини, знову проводять ГРП і т. п. 
Цей спосіб не вимагає спеціальних робіт із перфорації колони й 
додаткових робіт зі спуску й підйому НКТ, але при цьому місце 
розташування тріщин некероване. 
Умови  проведення  ГРП 
ГРП у малопотужних піщано-глинистих породах. У пластах, 
представлених піщано-глинистими породами, що перешаровуються, 
мають невелику потужність ‒ менше 20 м, рекомендується проводити 
одноразовий направлений ГРП або багаторазовий ненаправлений. 
ГРП за відсутності підошовної води. Якщо в покладі підошовна 
вода відсутня, то краще проводити направлений (спрямований) 
вертикальний ГРП. 
ГРП у незацементованих свердловинах. Якщо нижня частина 
обсадної колони була перфорована на поверхні й при установленні в 
свердловину не цементувалась, то практично можна провести тільки 
одноразовий ненаправлений ГРП. 
ГРП у пластах великої потужності теригенних, перешарованих 
порід. У пластах великої потужності, представлених теригенними, 
перешарованими породами, зазвичай, проводять вибірковий 
направлений (спрямований) багаторазовий ГРП способом «знизу-
вгору». 
ГРП у тріщинуватих колекторах. У тріщинуватих колекторах 
великої потужності застосовують направлений (спрямований) 
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багаторазовий ГРП із розрахунку одна тріщина на (25 ‒ 35) м 
потужності пласта. 
ГРП у водоплаваючих покладах. У водоплаваючих покладах 
застосовують лише горизонтально орієнтовані ГРП за технологією, 
яку допускає конструкція свердловини. 
Вертикальний ГРП. Вертикальний ГРП можна проводити лише 
у свердловинах із неперфорованою колоною. 
 
 
 
Контрольні питання 
1. Назвати методи інтенсифікації припливу газу до вибоїв  
свердловин. 
2. Який метод розкриття пласта застосовують для поліпшення 
якості вибою? 
3. Яким чином досягається збільшення проникності привибійної 
зони свердловини? 
4. Яким чином досягають утворення штучних каналів у 
привибійній зоні продуктивного пласта при розчиненні карбонатів та 
глинозему? 
5. Як досягають утворення штучних тріщин у породах або 
розширення природних у привибійній зоні продуктивного пласта? 
6. Як досягають вилучення парафіну та смол, які осіли на 
стінках порових каналів у привибійній зоні продуктивного пласта? 
7. Назовіть види кислотних обробок свердловин. 
8. У яких породах проводять ГРП? 
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РОЗДІЛ 8.  ГАЗОВІ  СВЕРДЛОВИНИ 
 
Обладнання газової свердловини – це елементи її конструкції, 
які забезпечують можливість її експлуатації, випробування і 
дослідження. Розрізняють наземне й підземне обладнання. 
Підземне обладнання включає обладнання вибою й стовбура 
свердловини. До наземного обладнання відноситься арматура, яка 
встановлюється на гирлі свердловини. 
Обладнання повинно бути конструктивно простим, надійним і 
забезпечувати можливість виконання функцій протягом усього 
терміну розробки родовища. 
Обладнання стовбура свердловини складається з обсадних 
колон, включаючи кондуктор, проміжну й експлуатаційну колони; 
фонтанних (насосно-компресорних) труб, що спускаються для подачі 
газу від вибою до гирла; пакерів, вибійних і пригирлових штуцерів, 
клапанів для подачі інгібіторів для боротьби з корозією й гідратами, 
клапанів-відсікачів тощо. 
 
8.1.  Особливості  конструкцій  газових  свердловин 
 
Газові й газоконденсатні родовища залягають у земній корі на 
різних глибинах: від 250 до 10 000 м і більше. Для вилучення 
вуглеводневих компонентів пластового флюїду на поверхню бурять 
газові й газоконденсатні свердловини. Газові свердловини 
використовуються для: 
–  руху газу із пласта в поверхневі установки промислу; 
– захисту розкритих гірських порід розрізу свердловини від 
обвалів; 
– роз’єднання газоносних, нафтоносних і водоносних пластів; 
– запобігання підземним втратам газу. 
Газові свердловини експлуатуються протягом тривалого часу в 
складних гірничо-геологічних умовах, які різко змінюються. Тиск 
газу в свердловинах доходить до 100 МПа, температура досягає 523 К, 
гірничий тиск за колонами на глибині 10 000 м перевищує 250 МПа. У 
процесі освоєння, досліджень, капітального ремонту та під час 
експлуатації свердловин різко змінюються тиск, температура, склад 
газу, що рухається у свердловині. 
Свердловини – дорогі капітальні споруди. У загальних 
капітальних вкладеннях у видобуток газу питома вага капітальних 
вкладень у споруджування свердловин може досягати (60 – 80) % 
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залежно від глибини залягання родовища, геологічних умов буріння 
свердловин, географічних умов розташування родовищ. 
Довговічність роботи й вартість спорудження свердловин багато 
в чому визначаються їх конструкціями. 
Конструкцією свердловини називають поєднання кількох колон 
обсадних труб різної довжини й діаметра, які спускаються 
концентрично одна всередині іншої у свердловину. Колони обсадних 
труб скріплюються з породами геологічного розрізу цементним 
каменем, який підіймається, за трубами на певну висоту. 
Конструкція свердловини повинна забезпечувати: доведення її 
до проєктної глибини; здійснення заданих способів розкриття 
продуктивних горизонтів і методів їх експлуатації; запобігання 
ускладненням у процесі буріння й експлуатації; ремонт свердловини; 
виконання досліджень; мінімум витрат на спорудження свердловин, 
як закінченого об’єкта в цілому. 
Конструкція видобувних газових свердловин залежить від 
багатьох чинників, зокрема від пластового тиску й відношення його 
до гідростатичного, геологічних умов буріння, геолого-фізичних 
властивостей пласта, фізичних властивостей пластового флюїду, 
різниці тисків між пластами, технологічних умов експлуатації 
свердловин, режиму експлуатації пласта, економічних міркувань. 
Фізичні властивості газу – густина й в’язкість, їх зміна залежно 
від тиску й температури істотно відрізняються від густини й в’язкості 
нафти. У багатьох випадках густина газу значно менша густини 
нафти й води, а коефіцієнт динамічної в’язкості газу в (50 – 100) разів 
менший, ніж у води й нафти. 
Різниця густини газу і рідин зумовлює необхідність спуску 
кондуктора в газових свердловинах на більшу глибину, ніж у 
нафтових, для запобігання розриву газом гірських порід, забруднення 
водоносних горизонтів питної води, виходу газу на денну поверхню. 
Глибину спуску кондуктора в газових свердловинах (м) 
визначають підбором із формули: 
          
    
      
,                                            (8.1) 
де L – глибина свердловини; 
R – питома газова стала; 
T – середня температура на довжині (L – h); 
ρср – середня об’ємна густина гірських порід розрізу на довжині h; 
pпоч – початковий пластовий тиск газу; 
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g – прискорення вільного падіння. Або приблизно за формулою: 
  
    
   
, 
де ρw – густина пластової води. 
Мала в’язкість газу викликає необхідність особливих заходів 
щодо забезпечення герметичності як обсадних колон, так і 
міжтрубного простору газових свердловинах. Герметичність колон 
обсадних труб досягається: застосуванням різьбових з’єднань на 
кінцях труб і муфтах зі спеціальною трапецеїдальною формою 
поперечного перерізу з тефлоновими ущільнюючими кільцями, 
використанням флуоропластової ущільнювальної стрічки, 
герметизуючих ущільнюючих композицій для муфтових з’єднин. 
Герметичність заколонного простору свердловин забезпечується 
застосуванням цементів певних марок, що дають газонепроникний 
тріщиностійкий цементний камінь. 
 
8.2.  Види  обсадних  колон 
 
За призначення розрізняють такі види обсадних колон: 
– направлення (скерування) – одна труба або перша колона труб, 
призначена для закріплення пригирлової частини свердловини від 
розмиву промивальною рідиною чи обвалу порід та для забезпечення 
циркуляції промивальної рідини при бурінні. Направлення 
встановлюють у підготовлену шахту або свердловину й цементують 
до поверхні землі з урахуванням розміщення противикидного 
обладнання. Якщо верхня частина розрізу представлена незв’язаними 
породами (лес, пісок, гравій), пригирлова зона кріпиться двома 
направленнями; 
– кондуктор – колона обсадних труб, призначена для 
розрізнення верхнього інтервалу розрізу гірських порід, ізоляції 
прісноводних горизонтів від забруднення, монтажу противикидного 
обладнання та підвішування наступних колон; 
– проміжна обсадна колона призначена для роз’єднання 
несумісних за умови буріння зон при бурінні свердловини до 
проєктної глибини; 
– експлуатаційна колона призначена для роз’єднання 
продуктивних горизонтів від усіх інших порід і забезпечення каналу 
надійного гідравлічного зв’язку продуктивних відкладень із денною 
поверхнею. Для захисту експлуатаційної колони від руйнування й 
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забезпечення технології вилучення флюїду в ній встановлюють 
колону фонтанних (насосно-компресорних) труб із комплектом 
вибійного обладнання. 
Види проміжних обсадних колон: 
1. суцільні, що перекривають увесь стовбур свердловини від 
вибою до гирла незалежно від кріплення попереднього інтервалу; 
2. хвостовики – для кріплення лише незакріпленого інтервалу 
свердловини з перекриттям попередньої обсадної колони на деяку 
висоту (≈ 100 м); 
Діаметр експлуатаційної колони приймають, зазвичай, 146 або 
168 мм, рідше 219 або 273 мм. 
 
8.3.  Облаштування  гирла  газової  свердловини 
 
Облаштування гирла газової свердловини призначене для 
з’єднання верхніх кінців обсадних колон і фонтанних труб, 
герметизації міжтрубного простору та з’єднань між елементами 
обладнання, здійснення заходів із контролю й регулювання 
технологічного режиму експлуатації свердловин. Облаштування 
гирла газової свердловини складається з трьох частин: 
– колонної головки; 
– трубної головки; 
– фонтанної ялинки. 
Колонна головка з’єднує верхні кінці кондуктора і 
експлуатаційної колони, герметизує міжтрубний простір, є опорою 
трубної головки з фонтанною ялинкою. 
Трубна головка призначена для підвішування фонтанних труб і 
герметизації міжтрубного простору між експлуатаційною колоною й 
фонтанними трубами. На трубну головку безпосередньо 
встановлюють фонтану ялинку хрестового або трійникового типу. 
Фонтанна ялинка монтується вище верхнього фланця трубної 
головки. Вона призначена для: 
–  освоєння свердловини; 
–  закриття свердловини; 
– контролю і регулювання технологічного режиму роботи 
свердловини. 
Основний елемент фонтанної ялинки хрестового типу – 
хрестовина, а трійникової ялинки – трійник. На фонтанній ялинці 
монтують штуцери, термометри, установки для введення інгібітора 
гідратоутворення й корозії, гирловий клапан-відсікач. 
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Гирловий клапан-відсікач призначений для автоматичного 
перекриття вихідної лінії від свердловини (шлейфа) при аварійному 
підвищенні тиску до нього або зниженні тиску після нього (у 
шлейфі). 
Фонтанна ялинка хрестового типу має невелику висоту, зручна 
в обслуговуванні. Застосовується, якщо в потоці газу відсутні тверді 
суспензії, газоподібні або рідкі корозійні агенти, здатні спричинити 
корозію хрестовини і вивести свердловину з експлуатації. 
Фонтанна ялинка (арматура) трійникового типу має два 
трійники. Верхній – робочий, нижній – резервний. Нижній трійник 
використовується лише під час ремонту або заміни верхнього 
трійника. Фонтанна арматура трійникового типу має більшу висоту 
(до 5 м від земної поверхні), незручна в обслуговуванні. Вона 
застосовується в особливо складних умовах експлуатації свердловини –
за наявності твердих суспензій у потоці газу, що спричиняють 
абразивне зношення обладнання, газоподібних або рідких корозійних 
агентів (вуглекислий газ, сірководень, пропіонова, масляна або інші 
кислоти жирного ряду), при різких коливаннях тиску й температури. 
Фонтанна арматура випускається на робочий тиск 14, 21, 35, 70, 
105, 140 МПа. Внутрішній діаметр фонтанної арматури (50, 65, 80, 
100, 150 мм) вибирають залежно від дебіту свердловини й тиску газу. 
Збільшення дебіту свердловини призводить до збільшення діаметра 
експлуатаційної колони, а, отже, діаметра фонтанної арматури. 
Під час монтажу фонтанної арматури слід звертати увагу на 
ретельність кріплення з’єднань і особливо з’єднань трубної головки, 
так як при її ремонті або заміні необхідна зупинка й глушіння 
свердловини. Крім того, несправність арматури може призвести до 
відкритого фонтанування. Робочий і статичний тиск у свердловині 
визначають за манометром, змонтованим на буфері, а тиск у 
затрубному просторі – за манометром на одному з відводів 
хрестовини трубної головки. 
Для регулювання режиму роботи свердловини на викидних 
лініях після засувок установлюють штуцери – насадки з відносно 
невеликим прохідним перетином. Конструктивно штуцери 
поділяються на два типи – з нерегульованим і з регульованим 
перетинами. Штуцери першого типу прості за конструкцією. У 
промислових умовах їх виготовляють із сталевого патрубка, якому 
надається форма усіченого конуса. Такий штуцер можна швидко 
установити у відповідне гніздо, де він міцно закріплюється під дією 
одностороннього тиску газу. Діаметр отвору в штуцері може бути від 
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2,3 до 20 мм і більшим. Чим менший отвір, тим більший опір створює 
штуцер на шляху руху газу, тим вищим буде буферний і вибійний 
тиск свердловини і тим менший, відповідно, її дебіт. 
У зв’язку з широким розповсюдженням групової системи збору 
газу розташування штуцера й місце введення метанолу з ялинки 
переносять на групову установку. У цьому випадку полегшуються 
спостереження за станом штуцера та його заміна. 
 
8.4.  Підземне  обладнання  стовбура  газової свердловини 
 
При експлуатації свердловин велику увагу приділяють 
надійності, довговічності й безпеці роботи, запобіганню відкритих 
газових фонтанів, захисту навколишнього середовища. Умовами 
надійності, довговічності й безпеки роботи повинні задовольняти як 
конструкція газової свердловини, так і обладнання її стовбура й 
вибою. Підземне обладнання стовбура свердловини призначене для: 
–  захисту свердловини від відкритого фонтанування; 
– освоєння, дослідження та зупинки свердловини без 
задавлювання її рідиною; 
– впливу на привибійну зону пласта з метою інтенсифікації 
припливу газу до свердловини; 
– експлуатації свердловини на встановленому технологічному 
режимі; 
– заміни колони насосно-компресорних (фонтанних) труб без 
задавлювання свердловини рідиною. 
Схема компоновки підземного обладнання свердловини 
показана на рисунку 8.1. 
Для надійної експлуатації газових свердловин використовується 
таке основне підземне обладнання: роз’єднувач (пакер); колона НКТ; 
ніпель; циркуляційний клапан; інгібіторний клапан; пристрій для 
автоматичного закриття центрального каналу свердловини, який 
охоплює вибійний клапан-відсікач, зрівнювальний клапан, 
перехідник і замок; аварійний, зрізний клапан; роз’єднувач колони 
НКТ; хвостовик. 
Роз’єднувач (пакер) призначений для постійного роз’єднання 
пласта й трубного простору свердловини з метою захисту 
експлуатаційної колони й НКТ від впливу високого тиску, високої 
температури й агресивних компоненти (H2S, CO2, кислот жирного 
ряду), що входять до складу пластового газу. 
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Колону НКТ спускають у свердловину для захисту обсадної 
колони від абразивного зносу й високого тиску, для створення певних 
швидкостей газорідинного потоку й вироблення газонасиченого 
пласта від низу до верху. Фонтанні труби виготовляють із 
високоякісної сталі, суцільнотягнутими довжиною 10 м із зовнішнім 
діаметром 27, 33, 42, 48, 60, 73, 89, 102 і 114 мм. 
 
 
 
Рисунок 8.1 – Схема підземного обладнання газової свердловини 
1 – експлуатаційний пакер; 2 – циркуляційний клапан; 3 – ніпель,  
4 – вибійний клапан-відсікач зі зрівнювальним клапаном;  
5 – роз’єднувач колони НКТ; 6 – інгібіторний клапан; 7 – аварійний 
зрізний клапан; 8 – НКТ; 9 – рідкий інгібітор корозії й 
гідратоутворення; 10 – хвостовик 
Ніпель призначений для установки, фіксації й герметизації в 
ньому вибійного клапана-відсікача. Його спускають у свердловину на 
колоні НКТ і встановлюють, зазвичай вище пакера. 
Циркуляційний клапан забезпечує тимчасове сполучення 
центрального каналу із затрубним простором для здійснення різних 
технологічних операцій: освоєння й задавлювання свердловини, 
промивання вибою, затрубного простору й колони НКТ, обробки 
свердловини різними хімічними агентами тощо. Клапан 
встановлюється в колоні НКТ під час її спуску в свердловину й 
витягується разом з нею. 
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Інгібіторний клапан призначений для тимчасового сполучення 
затрубного простору свердловини із внутрішнім простором колони 
НКТ при подачі інгібітора корозії або гідратоутворення в колону. 
Клапан встановлюється в колоні НКТ під час її спуску й витягується 
разом із нею. 
Пристрій для автоматичного закриття центрального каналу 
свердловини призначений для тимчасового перекриття свердловини 
біля нижнього кінця колони фонтанних труб при аварійних ситуаціях 
або ремонті обладнання гирла. Він може встановлюватися в різних 
місцях у НКТ. 
Аварійний зрізний клапан призначений для глушіння 
(задавлювання) обладнаної пакером свердловини в аварійній ситуації 
через затрубний простір, коли не можна відкрити циркуляційний 
клапан за допомогою дротяного пристосування. Аварійний зрізний 
клапан встановлюється з колоною НКТ, входить до складу комплекту 
свердловинного обладнання з діаметром експлуатаційної колони 219 мм 
на тиск 14 МПа. 
Свердловинне запобіжне обладнання газових свердловин 
складається з двох окремих вузлів: 
– роз’єднувача (пакера); 
– клапана-відсікача. 
До пакерів, що застосовуються разом із вибійними клапанами-
відсікачами, висуваються високі вимоги: 
– безвідмовність у роботі; 
– надійність роз’єднання пласта від трубного простору; 
– можливість установлення на будь-якій заданій глибині; 
– мінімальна тривалість з’єднання з колоною НКТ; 
– простота конструкції, мінімально можливі основні розміри й 
металоємність; 
– стійкість до агресивних середовищ за високих тисків і 
температур. 
Вибійні клапани-відсікачі запобігають відкритому 
фонтануванню при пошкодженні або руйнуванні гирлового 
обладнання та колони НКТ вище місця установлення вибійного 
клапана-відсікача. Вони служать автоматичним запірним пристроєм 
свердловини при демонтажі гирлового обладнання, підйомі колони 
НКТ зі свердловини без задавлювання рідиною. 
Пластові гази багатьох газоконденсатних родовищ містять 
корозійні компоненти: сірководень, вуглекислий газ, кислоти 
жирного ряду (мурашину, пропіонову, щавлеву, масляну). Корозійні 
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компоненти за наявності пластової мінералізованої або 
конденсаційної води, високих тисків і температур спричиняють 
інтенсивну корозію металевих обсадних колон, НКТ, обладнання 
гирла свердловин, шлейфів, поверхневого обладнання, промислів. 
При великому вмісті сірководню в газі неможливо 
використовувати звичайні свердловинні прилади для вимірювання 
тиску й температури, проводити геофізичні роботи у свердловинах. 
Найбільшій корозії піддаються трійники, хрестовини, котушки, 
ущільнювальні кільця фланцевих з’єднань, засувки фонтанної 
арматури.  
Інтенсивність корозії елементів обладнання гирла свердловин 
змінюється від 0,1 до 4 мм/рік. 
Захист внутрішньої поверхні металевої обсадної колони й 
зовнішньої поверхні НКТ здійснюється роз’єднанням пласта й 
затрубного простору свердловини за допомогою роз’єднувача 
(пакера) і заповненням затрубного простору інгібованою рідиною. 
Захист іншого металевого обладнання свердловин від корозії 
здійснюється за допомогою періодичного закачування інгібітора 
корозії у привибійну зону пласта або безперервного його закачування 
в затрубний простір свердловини за допомогою насосів і подачі 
інгібітора в НКТ із затрубного простору свердловини через спеціальні 
інгібіторні клапани в колоні НКТ. 
 
8.5.  Облаштування  вибою  газової  свердловини 
 
Облаштування вибою газових свердловин залежить від багатьох 
чинників: 
1. літологічного й фаціального складу порід і цементуючого 
матеріалу, які складають газовміщуючий колектор; 
2.  механічної міцності порід; 
3. неоднорідності колекторських властивостей пласта за 
розрізом; 
4. наявності газо-, нафто- й водоносних пластів у 
продуктивному розрізі; 
5. розташування свердловини на структурі й площі газоносності; 
6. призначення свердловини (видобувна, нагнітальна, 
спостережна). 
Якщо газовий поклад пластового або масивного типу, 
газонасичений колектор представлений міцними породами 
(зцементованими пісками, вапняками, доломітами, ангідритами), в 
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продуктивному розрізі відсутні нафто- й водонасичені горизонти, 
видобувні свердловини можуть мати відкритий вибій (рис. 8.2). У 
цьому випадку експлуатаційну колону спускають до покрівлі 
продуктивного пласта, у водонепроникному пропластку 
встановлюють підошву й колону цементують до гирла. Для 
поліпшення виносу твердих частинок і рідин із вибою у фільтрову 
частину пласта спускають хвостовик. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 8.2 ‒ Обладнання вибою свердловини 
Види вибоїв: а ‒ відкритий; b ‒ перфорований; c, d ‒ обладнаний 
фільтром; 1 ‒ не закріплена трубами частина свердловини;  
2 ‒ проперфоровані отвори; 3 ‒ сальник-ущільнювач;  
4, 6 ‒ хвостовики; 5 ‒ цемент; 7 ‒ манжета 
Якщо газонасичений пласт представлений слабко 
зцементованими породами, в продуктивному розрізі відсутні нафто- й 
водонасичені пропластки, відкритий вибій свердловин обладнують 
сітчастими, керамічними, металокерамічними, гравійними, 
склопластиковими фільтрами різних типів і пухкі породи привибійної 
зони укріплюються в’яжучими речовинами. Найбільше 
розповсюдження отримали намивні гравійні фільтри. У цьому 
випадку за допомогою гідравлічних розширювачів збільшують 
діаметр зони пласта, в який намічається намивання гравію, наприклад 
зі 146 до 256 мм. 
Привибійна зона пласта в пухких колекторах може 
зміцнюватися закачуванням у поровий простір рідких в’яжучих 
речовин ‒ органічних полімерних матеріалів, які при взаємодії з 
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каталізатором полімеризації твердіють і цементують пухку породу. У 
якості в’яжучих хімічних речовин, залежно від температури й 
мінерального складу пласта-колектора, використовують: 
‒ органічні смоли; 
‒ пластмаси; 
‒ спеціальні склади типу «перматрол». 
У якості органічних смол застосовуються епоксидна, 
фенолформальдегідна, орбамідна (закріплювач М), смоли з сирих 
фенолів і формаліну, РР-1. 
Якщо в продуктивному розрізі свердловин є газоносні пласти з 
різним складом газу або є чергування газо-, нафто- і водоносних 
пластів, розділених глинистими пропластками, то залишати 
відкритий вибій не можна. У цих умовах свердловину бурять до 
підошви продуктивного комплексу, обсаджують обсадною колоною і 
цементують до гирла. Свердловина і пласт з’єднуються за допомогою 
перфорації. Якщо через перфораційні канали в свердловину 
виноситься пісок, то в неї можна спускати фільтри, зібрані на 
поверхні. 
 
8.6. Розрахунок внутрішнього діаметра та глибини спуску 
колони НКТ у свердловину 
 
Колону НКТ спускають у свердловину з метою: 
‒ запобігання зносу експлуатаційної обсадної колони від 
абразивної дії твердих домішок і корозійних агентів, що є в 
природному газі; 
‒ контролю за умовами відбору газу на вибої свердловини; 
‒ створення необхідної швидкості руху потоку газу для виносу 
на поверхню твердих частинок і рідини із вибою; 
‒ рівномірного вироблення газонасичених пластів великої 
товщини по всьому розкритому інтервалу; 
‒ проведення ремонтних робіт та інтенсифікації припливу газу із 
пласта у свердловину. 
 
 
8.6.1.  Визначення  внутрішнього  діаметра  колони  НКТ 
Визначають діаметр за умовою виносу з вибою на поверхню 
твердих частинок заданого розміру d і густини ρт за формулою: 
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,                                 (8.2) 
де           √
          
    
                                                                    (8.3) 
ρо ‒ густина газу за стандартних умов; 
uо.p ≈ 2,5 ‒ 4 м/с ‒ швидкість витікання часток діаметром 0,1 мм і 
густиною 2500 кг/м3 (зазвичай приймається); 
Q ‒ дебіт, приведений до стандартних умов (тис м3/добу); 
р ‒ тиск (0,1 МПа); 
індекси «о» ‒ стандартні умови, «с» ‒ вибійні умови. 
Визначення діаметра за умови виносу з вибою на поверхню 
рідких частинок. 
Діаметр визначають за формулою (8.2), але 
      (           )
  ⁄   
   ⁄
.                  (8.4) 
Визначення діаметра за умови забезпечення мінімальних втрат 
тиску у стовбурі свердловини: 
  √
           
    
 (     )     
  
    
    
 
,                   (8.5) 
де рг ‒ гирловий тиск (0,1 МПа); 
  
        ̅ 
      
; 
 ̅ ‒ відносна густина газу за повітрям; 
L ‒ глибина свердловини (м). 
Якщо діаметр, отриманий за формулою (8.5), більший за 
діаметр, визначеного з умови забезпечення виносу твердих і рідких 
частинок на поверхню (8.2), то приймається діаметр, визначений за 
останньою умовою. Якщо ж діаметр виявиться меншим обчисленого з 
умови винесення твердих частинок на поверхню, то його можна 
збільшити до розмірів останнього. При цьому втрати тиску по 
стовбуру свердловини зменшуються. Таким чином, якщо є небезпека 
руйнування пласта або підтягування води, необхідний винос на 
поверхню рідини й продуктів руйнування пласта. Якщо ж дебіти 
свердловини обмежені іншими чинниками, то обчислення проводять з 
умови зниження втрат тиску до мінімально можливого значення з 
технологічної та технічної точок зору. 
Під час розробки родовища при зменшенні пластового тиску 
діаметр НКТ збільшують, колони малого діаметра витягують зі 
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свердловини й замінюють колонами більшого діаметра. У 
завершальний період розробки за відсутності надходження води й 
твердих суспензій у свердловину можлива експлуатація свердловин 
по металевій обсадній колоні. 
За наявності одного продуктивного горизонту в свердловину 
спускають одну колону фонтанних труб. Якщо кілька продуктивних 
горизонтів буде експлуатуватись окремо, але однією системою 
свердловин, у останню спускають дві або навіть три колони 
фонтанних труб, при цьому вони можуть бути спущені концентрично 
або паралельно із застосуванням розділювачів (пакерів). 
Фонтанні труби виготовляють із високоякісної сталі довжиною 
10 м із внутрішнім діаметром 27, 33, 42, 48, 60, 73, 89, 102, 114 мм. 
Вони дозволяють прискорити процеси освоєння свердловини після її 
буріння й глушіння перед інтенсифікацією видобутку газу або 
ремонтними роботами, здійснювати контроль за станом стовбура 
свердловини без спуску глибинних приладів. Глибину спуску таких 
труб у свердловину визначають за продуктивною характеристикою 
пласта (або пластів) і технологічними режимами експлуатації 
свердловини. Зазвичай їх доцільно спускати до нижніх отворів 
перфорації. 
 
8.6.2. Визначення глибини спуску колони НКТ у свердловину 
Положення підошви колони фонтанних труб у свердловині 
істотно впливає на: 
1. відпрацювання продуктивних горизонтів у багатопластовому 
неоднорідному за товщиною пласта родовищі; 
2. висоту утворення піщано-глинистої пробки при освоєнні й 
експлуатації свердловин; 
3. висоту стовпа рідини в НКТ і затрубному просторі; 
4. черговість обводнення по висоті багатопластових родовищ; 
5. опір потоків газу, що рухається зверху вниз і знизу вгору до 
підошви колони НКТ; 
6. коефіцієнти фільтраційного опору А і В. 
Положення підошви колони НКТ має бути таким, щоб 
швидкості потоків газу, що рухаються вниз по затрубному простору і 
вгору в колоні НКТ, були рівні біля підошви колони НКТ, щоб 
швидкість газу на вході в колону НКТ була більшою мінімально 
необхідної для винесення твердих частинок і рідких крапель 
критичного діаметра, щоб висота стовпа рідкої або піщано-глинистої 
пробки в колоні обсадних труб була мінімальною. 
238 
8.7.  Розкриття  продуктивного  пласта 
 
Розкриття газового пласта ‒ завершальний етап буріння 
свердловини. 
Технологія розкриття продуктивного пласта значно впливає на 
умови освоєння і визначає продуктивну характеристику свердловини. 
Методи розкриття пласта залежать від поточного пластового 
тиску, характеристики продуктивного пласта та інших чинників. 
При розкритті продуктивного пласта не допускається відкрите 
фонтанування свердловини й у той же час повинні бути збережені 
природні фільтраційні властивості порід привибійної зони. Якщо 
проникність порід мала, вживають заходів до поліпшення 
фільтраційних властивостей привибійної зони свердловини шляхом 
застосування різних методів інтенсифікації припливу газу. Крім того, 
газові інтервали пласта розкривають так, щоб гарантувати тривалу 
безводну експлуатацію свердловин, найкращі умови припливу газу з 
кожного пропластка й отримання мінімальних коефіцієнтів 
фільтраційного опору. Крім того, потрібно забезпечити максимальний 
коефіцієнт газовіддачі. 
Запобігання відкритому аварійному фонтануванню 
забезпечується протитиском стовпа промивальної рідини на вибій. 
Для цього, зазвичай, необхідно, щоб тиск стовпа промивальної рідини 
в стовбурі свердловини на вибій перевищував очікуваний пластовий 
тиск на 10 ‒ 15 % – для свердловин глибиною до 1200 м, 5 – 10 % – 
1200 – 2500 м, 4 –7 % – понад 2500 м. Це досягається застосуванням 
промивальної рідини відповідної густини: наприклад, використовують 
крейдяний розчин із домішками бариту або гематиту. У разі низької 
якості промивальної рідини вода з неї фільтрується в пласт на 
глибину від кількох сантиметрів до метра й більше. На стінках 
стовбура утворюється щільна глиниста кірка, яку важко видалити. 
Проникність глинистої кірки, зазвичай, на два порядки нижча 
проникності пласта. Наявність глинистої кірки й води, яка 
відфільтрувалась у пласт, різко знижує продуктивну характеристику 
привибійної зони свердловини. Тому при розкритті продуктивного 
горизонту необхідно звертати особливу увагу на якість промивальної 
рідини: показник фільтрації повинен бути мінімальним ‒ до (2 ‒ 3) 
см3 за 30 хв; в’язкість у межах (18 ‒ 25) с за показаннями 
стандартного віскозиметра; товщина утвореної кірки на стінках 
свердловини не повинна перевищувати (2 ‒ 3) мм. Часто 
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застосовують рідини з добавками карбоксиметилцелюлози (КМЦ) 
тощо. 
При розкритті пласта буріння свердловини ведуть із невеликою 
швидкістю поглиблення. Для уникнення можливих викидів 
промивальної рідини та, як наслідок, аварій контролюють заповнення 
свердловини до гирла промивальною рідиною, особливо при спуско-
підіймальних операціях. 
За наявності в продуктивному інтервалі глинистих прошарків 
необхідно вживати заходи із недопущення розбухання глин, щоб 
уникнути погіршення продуктивної характеристики свердловини й 
ускладнень при її експлуатації. 
При розкритті пластів із тиском нижчим гідростатичного з 
метою уникнення заглинизування та інфільтрації води у пласт 
застосовують промивальні рідини на нафтовій основі, а також 
поверхнево-активні речовини і різні домішки. 
Крім того, при розкритті продуктивного пласта можна 
продувати вибій газом. Гирло свердловини обладнують 
противикидним пристроєм ‒ превентором. Найкращі результати дає 
застосування обертових превенторів. У газових свердловинах до 
розкриття продуктивних пластів спускають проміжну колону або 
кондуктор на глибину, що унеможливлює розрив порід при закритті 
превентора в разі викиду газу. На газових родовищах із великим 
поверхом газоносності й аномально високим пластовим тиском 
спускають додаткові проміжні колони для забезпечення можливості 
проходження всього поверху газоносності без поглинання 
промивальної рідини й запобігання викидів. До розкриття газового 
пласта проміжною колоною або кондуктором перекривають породи, 
які поглинають промивальну рідину, а також породи, сполучені з 
денною поверхнею. Підошви обсадних колон установлюють у 
щільних непроникних породах. Якщо для очищення вибою від шламу 
використовують газ або повітря, свердловину обладнують 
спеціальним обертовим превентором. Це необхідно також і при 
значній тріщинуватості порід і великому вмісті в них пустот. 
Продуктивний пласт розкривають повністю або частково. Якщо 
в інтервалі або на ділянці пласта не зустрічаються підошовні або 
контурні води й не очікується їх надходження в процесі розробки, 
пласт розкривають на повну потужність, у іншому випадку 
розкривають лише його частину. Завдання із розкриття потужності 
пласта й вибору робочого дебіту є техніко-економічним і вирішується 
шляхом оцінки різних варіантів та вибору з них оптимального. 
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Залежно від характеристики порід привибійної зони пласта 
(ступеня стійкості при очікуваному дебіті, наявності підошовної води 
й води в пропластках між горизонтами, що об’єднуються, пластових 
тисків тощо) вибирають відповідне вибійне обладнання газової 
свердловини. Якщо привибійна зона складена стійкими породами 
(пісковиками, вапняками, ангідридами), то продуктивний пласт 
сполучається зі свердловиною відкритим вибоєм. У цьому випадку 
експлуатаційну колону спускають до покрівлі продуктивного пласта у 
водонепроникний пропласток і цементують до гирла. 
За наявності стійких колекторів вибій обладнують фільтром або 
хвостовиком. У цьому випадку фільтри виготовляють із стандартних 
труб, у яких фрезерують вертикальні щілини шириною від 0,75 до 3 
мм залежно від фракційного складу піску, що складає продуктивний 
пласт. Якщо діаметри фільтра й експлуатаційної колони рівні, фільтр 
спускають одночасно з колоною після розкриття свердловини на 
повну глибину. Цементування здійснюють від покрівлі 
продуктивного пласта й вище. Якщо діаметр фільтра менший від 
діаметра експлуатаційної колони, то колону спускають до покрівлі 
продуктивного горизонту і цементують, потім бурять свердловину до 
проєктної глибини й обладнують її фільтром-хвостовиком. Фільтр 
спускають у свердловину на бурильних трубах із перехідником із 
лівою різьбою. Перехідник нагвинчують на спеціальну муфту з 
конічною різьбою. Після спуску й установлення фільтра на вибої, 
бурильні труби від’єднують, обертаючи вправо та витягують зі 
свердловини. 
Якщо привибійна зона свердловини складена пісками або 
пісковиками, які починають руйнуватися при невеликих депресіях на 
пласт, вибій свердловини обладнують спеціальними гравійно-
намивними фільтрами. У привибійну зону можна також 
запомповувати спеціальні смоли або пластмаси, в яких після 
затвердівання залишаються фільтраційні властивості. 
Найпоширеніший спосіб закачування смол у свердловини на 
підземних сховищах газу (ПСГ), які створені у водоносних пластах. 
 
8.8.  Методи  освоєння  газових  свердловин 
 
Після розкриття продуктивного пласта одним із зазначених 
методів наступною стадією підготовки свердловини до експлуатації є 
її освоєння – виклик припливу газу або пластової рідини з пласта, 
очищення вибійної зони і забезпечення умов, за яких продуктивний 
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пласт починає віддавати газ у необхідному обсязі. Процес освоєння 
закінчується проведенням повного комплексу досліджень, зокрема 
досліджень із оцінки дебітів і фільтраційних властивостей кожного 
працюючого інтервалу пласта й усієї продуктивної характеристики 
свердловини. 
Освоєння свердловини полягає у зниженні тиску, створюваного 
стовпом рідини (промивальна рідина або вода), на вибої до тиску 
меншого за пластовий. 
Зниження тиску на вибої при освоєнні свердловини досягається 
шляхом: 
‒ заміни промивальної рідини на воду; якщо пласт не 
освоюється, воду замінюють на легший розчин, наприклад, нафту, 
або у свердловину нагнітають воду й повітря (або газ); 
‒ зниженням рівня рідини у свердловині. Рідина у стовбурі 
свердловини створює тиск на пласт: 
        ,                                 (8.6) 
де Н ‒ висота стовпа рідини, у м, (до верхніх перфораційних отворів); 
ρр ‒ густина рідини, кг/м
3. 
При незмінній густині рідини у свердловині для забезпечення 
умов рв = рпл можна знизити її рівень 
   
      
    
.                                 (8.7) 
Приплив газу у свердловину почнеться у той момент, коли 
гідростатичний тиск стовпа рідини у стовбурі стане меншим 
пластового.  
У багатьох випадках застосовують компресорний спосіб 
виклику припливу газу, коли у затрубний простір за допомогою 
мобільних компресорів закачують повітря або газ (наприклад, азот), 
який витісняє рідину. 
Свердловини освоюють також методом «розгойдування». При 
цьому методі спочатку створюють тиск газу або повітря в затрубному 
просторі, внаслідок чого частина рідини зі свердловини через 
фонтанні труби буде викинута на поверхню. Після припинення 
витікання рідини із фонтанних труб затрубний простір різко 
з’єднують із атмосферою. Потім напірну лінію від компресора або 
газопроводу приєднують до фонтанних труб, знову створюючи тиск. 
Внаслідок кількох таких «розгойдувань» тиск стовпа рідини на вибій 
свердловини стане меншим пластового і свердловина почне 
фонтанувати. 
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Для освоєння свердловини також використовують газ, який 
підводять по газопроводу від працюючої свердловини. 
Перед освоєнням свердловину ретельно промивають до нижньої 
позначки вибою для вилучення осаду промивальної рідини в нижній 
частині фільтра, інакше після освоєння свердловини буде 
експлуатуватися лише верхня частина розкритого інтервалу 
продуктивного пласта. 
Якщо в рідині є багато твердих домішок, у процесі освоєння 
свердловини недопустима їх зупинка до повного вилучення цих 
домішок і переходу на фонтанування чистим газом. У іншому 
випадку в стовбурі може утворитися пробка, а також можливе 
прихоплення фонтанних труб. Наприклад, у процесі освоєння 
свердловини № 42 Шебелинського родовища виносилася велика 
кількість промивальної рідини. Не дочекавшись продувки 
свердловини до отримання чистого газу, її освоєння зупинили, 
внаслідок чого утворилася пробка, на ліквідацію якої витратили 
кілька місяців. 
Після освоєння свердловини й очищення вибою та привибійної 
зони від промивальної рідини та інших домішок свердловину 
продувають із випуском газу на факел. Тривалість цього процесу від 
кількох годин до кількох діб і залежить від обсягу і складу винесених 
домішок. Для свердловин, у яких можливий інтенсивний винос 
породи, тривалість процесу при високих депресіях повинна бути 
мінімальною. Дебіт газу при продуванні залежить від характеристики 
пласта й стану наземного обладнання. 
Для очищення привибійної зони більш ефективне періодичне 
продування до отримання чистого газу без домішок. У деяких 
випадках (при небезпечному руйнуванні привибійної зони) 
продування здійснюють через штуцери, збільшуючи послідовно їх 
діаметр. 
Зазвичай, поступово дебіт газу й тиск на гирлі свердловини при 
продуванні й незмінному діаметрі штуцера збільшуються в міру 
очищення привибійної зони. Зменшення дебіту й тисків на гирлі 
свідчить про засмічення вибою. У цьому випадку слід негайно 
припинити продування. Обсяг домішок, що виносяться з пласта, і 
характер їх зміни в часі визначають за допомогою сепараційних 
пересувних установок, які встановлюють після попереднього 
нетривалого продування. Корисно також періодично перевіряти стан 
вибою, вимірюючи його глибину спеціальною желонкою. 
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На завершальній стадії розробки родовищ, коли пластовий тиск 
значно нижчий гідростатичного, ефективність цього процесу 
знижується. Крім того, під час продування втрачається багато газу. 
Тому цей спосіб, як регулярний засіб боротьби зі скупченням 
домішок, застосовувати не бажано. На цій стадії розробки для 
вилучення рідини з вибою застосовують плунжерний ліфт і ПАР типу 
ОП-5, ОП-7 тощо. 
 
Контрольні питання 
1. Що розуміють під обладнанням газової свердловини (ГС)? 
2. Яке буває за місцем розміщення обладнання газової свердловини? 
3. Які вимоги ставлять до обладнання газової свердловини? 
4. Що називають конструкцією свердловини? 
5. Назовіть елементи обладнання гирла газової свердловини. 
6. Яке призначене обладнання гирла газової свердловини? 
7. Яке призначення трубної головки? 
8. Яке призначення фонтанної ялинки? 
9. Яке призначення гирлового клапана-відсікача? 
10. Назвіть типи фонтанної арматури. 
11. У яких випадках застосовується хрестова фонтанна 
ялинка? 
12. У яких випадках застосовується трійникова фонтанна ялинка? 
13. По яких трубах здійснюється підйом газу на поверхню? 
14. Які діаметри насосно-компресорних труб? 
15. На яку глибину спускаються підйомні труби? 
16. Опишіть обв’язку гирла свердловини при фонтанній 
експлуатації? 
17. На які робочі тиски випускається фонтанна арматура? 
18. Яке призначення вибійного роз’єднувача (пакера)? 
19. Яка мета спуску у свердловину колони НКТ? 
20. Яке призначення вибійного клапана-відсікача? 
21. Від чого залежать методи розкриття пласта? 
22. Які є способи освоєння й запуску фонтанної свердловини в 
експлуатацію?  
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РОЗДІЛ 9.  ЗБІР  І  ПІДГОТОВКА  ПРИРОДНОГО  ГАЗУ  
ДО  ТРАНСПОРТУВАННЯ 
 
9.1.  Схеми  збору  газу  й  конденсату  на  промислі 
 
У процесі розробки газових і газоконденсатних родовищ із 
невеликим вмістом вуглеводневого конденсату й за відсутності 
сірководню в складі пластового газу застосовують чотири схеми 
внутрішньопромислового збору та транспортування газу: лінійну, 
променеву, кільцеву й групову (рис. 9.1). Назва схеми збору 
обумовлюється конфігурацією газозбірного колектора. 
 
Рисунок 9.1 ‒ Схеми промислового збору газу й конденсату 
а ‒ лінійна; b ‒ променева; c ‒ кільцева; d ‒ групова; 
1 ‒ свердловини; 2 ‒ шлейфи; 3 ‒ лінійний газозбірний колектор; 
4 ‒ контур газоносності; 5 ‒ кільцевий газозбірний колектор 
ГЗП ‒ груповий збірний пункт; МГ ‒ магістральний газопровід; 
ГП ‒ газозбірний пункт 
Кожна свердловина має свою технологічну схему ланцюга 
апаратів, яка охоплює комплекс обладнання для очищення газу від 
механічних домішок, рідин і запобігання утворенню кристалогідратів 
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вуглеводневих газів (сепаратори, конденсатозбірники, установки для 
введення метанолу у потік газу тощо). 
Газ зі свердловин, після проходження присвердловинних споруд 
із очищення від твердих домішок і рідин, шлейфами направляється в 
загальний газозбірний колектор, промисловий газозбірний пункт 
(ГЗП) і магістральний газопровід (МГ). Вуглеводневий конденсат із 
присвердловинних споруд по самостійних трубопроводах, 
прокладених паралельно з газопроводами, направляється на ГЗП. 
Конфігурація газозбірного колектора залежить від форми площі 
газоносності, кількості й розміщення видобувних свердловин, 
кількості газоносних пластів, складу газу, методів промислової 
обробки газу й способів вимірювання його об’єму. 
Лінійний колектор застосовується, зазвичай, на газових 
родовищах із витягнутою площею газоносності. Променева схема 
застосовується при роздільній експлуатації газових пластів із різними 
початковими тисками й складом газу. Кільцевий колектор ‒ на 
великих за розмірами площах газоносності з великою кількістю 
свердловин і різними споживачами газу. 
Лінійна, променева й кільцева схеми промислового збору й 
транспортування газу з присвердловинними спорудами й окремими 
технологічними ланцюгами промислової обробки газу для кожної 
свердловини мають такі недоліки: 
1. промислове обладнання встановлено на великій території; 
2. свердловини з присвердловинним обладнанням для очищення, 
осушення й опробування та моніторингу обсягу газу вимагають 
значної кількості кваліфікованого обслуговуючого персоналу; 
3. велика довжина промислових мереж; металоємність 
комунікацій водопостачання, теплопостачання й доставки реагентів; 
4. втрати газу й конденсату в запірній арматурі й 
присвердловинних спорудах. 
Останнім часом при розробці газоконденсатних родовищ 
застосовують групову колекторну схему збору, внутрішньо-
промислового транспортування газу й конденсату. При цій схемі 
відділення твердих суспензій від газу, отримання вуглеводневого 
конденсату, вимірювання об’ємів сухого газу й конденсату проводять 
на газозбірному пункті (ГП), який називається установкою 
комплексної підготовки газу ‒ УКПГ, що розміщується, зазвичай, у 
центрі групи свердловин. Газ і конденсат від УКПГ трубопроводами 
надходять на промисловий ГЗП (ПГЗП) або головні споруди 
магістрального газопроводу. 
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Кількість газозбірних пунктів на родовищі залежить від розмірів 
газоносної площі й може коливатися в широких межах ‒ від 2 ‒ 4 до 
25. У разі великої кількості ГЗП кількість загальнопромислових 
газозбірних колекторів може бути більшим одного. У цьому випадку 
колектори сходяться у вигляді променів у одному пункті ‒ на 
промисловому газозбірному пункті або головних спорудах. Якщо 
потік газу до споживачів розподіляється у протилежних напрямках, 
то кількість головних споруд може відповідати кількості напрямків. 
Кількість свердловин, підключених до газозбірного пункту, досягає 
іноді 25 і залежить від схеми розміщення свердловин та від їх дебітів. 
Зазвичай, ця кількість не перевищує 10 ‒ 12. 
При промисловому облаштуванні можливі дві системи збору 
газу й конденсату: децентралізована й централізована. 
Якщо остаточну підготовку газу проводять на газозбірних 
пунктах, система називається децентралізованою. У цьому випадку 
газозбірний пункт являє собою комплекс споруд закінченого циклу 
промислової обробки газу й вуглеводневого конденсату, включаючи 
допоміжні об’єкти. 
При централізованій системі на газозбиральних пунктах 
здійснюють лише збір і первинну сепарацію газу. Остаточна 
підготовка газу, а також підготовка вуглеводневого конденсату до 
подальшого транспортування проводиться на головних спорудах. 
На чисто газових родовищах, зазвичай, застосовується 
централізована система. 
Децентралізовану систему використовують для 
високопродуктивних свердловин (1,5 ‒ 2 млн м3/добу) або коли 
транспортування необробленого газу утруднене, утворюються 
гідрати, випадає конденсат тощо. 
У тих випадках, коли продуктивність газозбірних пунктів 
становить (10 ‒ 15) млн м3/добу, свердловини високодебітні, а для 
обробки газу застосовують низькотемпературну сепарацію. 
На газоконденсатних родовищах використовують 
деценралізовану систему збору газу. Ця система використовується 
також на родовищах із великими запасами газу, пластові тиски яких 
забезпечують тривалий термін роботи установок 
низькотемпературної сепарації (НТС). 
В інших випадках на газоконденсатних родовищах доцільно 
використовувати централізовану систему збору й промислової 
обробки газу з повним циклом підготовки його до подальшого 
транспортування. 
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Для остаточного вибору системи обробки газу повинні бути 
виконані техніко-економічні обчислення двох варіантів схем: 
централізованої й децентралізованої. Якщо показники обчислень 
будуть рівноцінними, то перевага надається централізованій системі. 
 
9.2.  Розрахунок  газозбиральних  мереж 
 
Газопроводи від свердловин до газозбірного колектора або 
УКПГ називаються шлейфами. Їх розраховують на пропускну 
здатність газопроводу: 
         √
(  
    
 )  
   ̅ ̅ 
,                                       (9.1) 
де E – коефіцієнт зменшення пропускної здатності шлейфа через 
наявність рідини і відкладень твердої фази в газопроводі;  
p1, p2 – абсолютні тиски на початку і в кінці шлейфа відповідно (0,1 МПа);  
D – внутрішній діаметр шлейфа (см);  
   (  ) – коефіцієнт гідравлічного опору шорстких труб;  
∆ – відносна густина газу за повітрям;  
 ̅,  ̅ – середні по довжині L коефіцієнт надстисливості і абсолютна 
температура газу відповідно;  
L – довжина шлейфа (км). 
Для визначення коефіцієнта Е можна скористатися емпіричними 
формулами А. І. Ширковського або наближено визначити його за 
графіком за швидкості газу uf більшій 15 м/с. 
Товщина стінки труби шлейфа визначається з розрахунку на 
міцність за тиску, рівному початковому статичному тиску на гирлі 
свердловини до початку експлуатації покладу, або на тиск 16 МПа 
при            . Внутрішній діаметр шлейфа визначається з 
розрахунку на максимальний дебіт свердловини так, щоб втрати 
тиску були не більшими (0,05 – 0,10) МПа на 1 км довжини шлейфа. 
При обґрунтуванні діаметра шлейфа враховуються термодинамічні 
умови. Шлейф може відігравати роль охолоджувача газу, що 
виходить зі свердловини з температурою, більшою температури 
ґрунту на рівні укладання шлейфа, або підігрівача, якщо температура 
газу, що виходить зі свердловини, менша температури ґрунту. 
Зазвичай, внутрішній діаметр шлейфа одиничної свердловини 
дорівнює 102, 125 або 150 мм. При русі газу з куща свердловин до 
УКПГ діаметр викидної лінії дорівнює 200, 325 мм, а іноді більше.  
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Промисловий газозбірний колектор розраховують як складний 
газопровід із підключенням по трасі окремих газових ліній (гілок). 
Внутрішній діаметр промислового газозбірного колектора 
визначається на кінець компресорного періоду експлуатації родовища 
з постійним добовим відбором газу. Тиск газу на початку 
газозбірного колектора р1 приймають рівним тиску обробки газу на 
УКПГ, найближчої до початку газозбірного колектора, тиск газу в 
кінці газозбірного колектора р2 приймають рівним тиску газу на 
прийомі промислової дотискної компресорної станції (головної), 
часто розташованої на ГЗП у кінці газозбірного колектора. 
Зазвичай промисловий газозбірний колектор будують із труб із 
діаметрами від 500 до 1420 мм. 
Товщину стінки труб промислового газозбірного колектора 
обчислюють за тиском газу на УКПГ у перший рік експлуатації 
родовища, який дещо перевищує тиск газу на початку магістрального 
газопроводу (5,6 або 7,6 МПа). 
Для охорони навколишнього середовища, підвищення безпеки 
роботи, уникнення втрат газу й вуглеводневого конденсату при 
газодинамічних і газоконденсатних дослідженнях свердловин, при 
видаленні рідин із вибою свердловин, із шлейфових газопроводів, для 
підвищення експлуатаційної надійності роботи газопромислу разом із 
високонапірною системою збору та внутрішньопромислового 
транспортування газу й конденсату одночасно проєктують і 
споруджують низьконапірну герметизовану систему збору, 
вимірювання та використання газу й вуглеводневого конденсату, а 
також інших рідин. 
Обчислення складної міжпромислової газозбірної мережі при 
великій кількості свердловин, ГЗП або УКПГ, дотискних 
компресорних станцій (ДКС), при значній протяжності промислових і 
міжпромислових колекторів із несталим режимом течії газу в них є 
складною комплексною оптимізаційною задачею. У сучасних умовах 
її вирішують методами динамічного програмування з використанням 
прикладних комп’ютерних програм. 
 
9.3.  Промислова  підготовка  природного  газу 
 
Метою промислової підготовки природного газу є його 
очищення в сепараторах від крапель рідини (вуглеводневий 
конденсат, вода) і частинок породи, що виносяться разом із газом зі 
свердловин. 
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Установка комплексної підготовки газу (УКПГ) – це комплекс 
технологічного обладнання та допоміжних систем, що забезпечують 
збір і підготовку (очищення, розділення) природного газу й газового 
конденсату. Товарною продукцією УКПГ є: сухий газ газових 
родовищ, сухий відбензинений газ газоконденсатних родовищ і 
газовий конденсат. 
До складу УКПГ входять: 
– блок попереднього очищення (сепарації), який забезпечує 
відділення від газу крапельної вологи, рідких вуглеводнів і 
механічних домішок (сепаратори й фільтр-сепаратори); 
– технологічні установки очищення, осушення й охолодження 
газу; 
– дотискні компресорні станції, які забезпечують робочі 
параметри технології промислової обробки газу, підтримують тиск 
подачі газу в магістральний газопровід (для зниження температури 
компримованого газу після дотискних станцій установлюють апарати 
повітряного охолодження); 
– допоміжні системи виробничого призначення (операційна, 
майданчики з установками засобів зв’язку, електро-, тепло- й 
водопостачання, електрохімічного захисту, пожежогасіння, 
резервуарний парк зберігання диетиленгліколю або триетиленгліколю 
тощо). 
На промислах природного газу застосовують сепаратори різних 
конструкцій: вертикальні, горизонтальні й кульові з різними 
внутрішніми й зовнішніми пристроями. 
За принципом дії газові сепаратори поділяються на: 
1) гравітаційні, в яких крапельки рідини й частинки породи 
осідають завдяки силам маси; 
2) інерційні, в яких зазначені частинки осідають завдяки силам 
інерції; 
3) насадкові, в яких використовуються сили адгезії (прили-
пання); 
4) сепаратори змішаного типу, в яких для відділення частинок і 
крапельок рідини використовуються наведені в попередніх пунктах 
сили. 
Ступінь ефективності роботи сепаратора Кеф, вимірюється 
відношенням фактично відсепарованого об’єму краплинної рідини qф 
до загального обсягу краплинної рідини, у газі qзаг. 
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Найвищий ступінь ефективності мають, зазвичай, сепаратори 
насадкові (жалюзійні) та змішаного типу, які є технічно більш 
досконалими. 
Гравітаційні сепаратори. Використання в сепараторах лише 
сили тяжіння осідаючих частинок призводить до того, що розміри 
апаратів дуже великі, а тому потрібна значна витрата металу. У 
зв’язку з цим гравітаційні сепаратори практично не випускаються без 
спеціальних відбійників. 
Інерційні сепаратори. У інерційних сепараторах ефект 
осадження із газу крапельок рідини й часток породи досягається 
внаслідок використання відцентрових сил. Такі сепаратори називають 
циклонними. 
На рисунку 9.2. наведена схема циклонного сепаратора СЦВ-5 із 
розривом струменя. 
 
Принцип роботи циклонних сепараторів ґрунтується на тому, 
що газорідинний потік із великою швидкістю (10 – 25 м/с) вводиться 
в тангенціальний патрубок 6, що має невеликий нахил до горизонту. 
Завдяки відцентровій силі важкі крапельки рідини осідають на стінці 
корпусу циклону 3 й у вигляді плівки стікають вниз, а газ, легший, 
ніж рідина, відтискається до центру циклону. 
У циклонних сепараторах передбачено різке зниження 
швидкості рідини, яка не встигла осісти в корпусі циклону 3 і 
Рисунок 9.2 – Циклонний  
сепаратор СЦВ-5  
для природного газу 
 
а – загальний вигляд сепаратора; 
1 – корпус сепаратора; 
2 – зливна труба;  
3 – корпус циклону;  
4 – вивід газу з корпусу циклону;  
5 – камера розриву;  
6 – тангенціальне введення 
 газорідинної суміші; 
7 – конденсатозбірник; 
б – розрахункова схема  
сепаратора 
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унесеної потоком газу по трубці 4, яка осідає й по зливній трубі 2 
направляється в конденсатозбірник 7. 
Такі сепаратори широко застосовуються на газових і 
газоконденсатних родовищах. 
Насадкові сепаратори. Основним елементом сепараторів цього 
типу є насадка. На газових промислах поширені насадки жалюзійного 
типу. На рисунку 9.3, а наведена схема сепаратора насадочного типу з 
жалюзійною насадкою. 
 
 
 
Рисунок 9.3 – Загальний вигляд сепаратора природного газу 
з жалюзійною насадкою (а) і схема жалюзійної насадки (б) 
1 – патрубок; 2 – корпус сепаратора; 3 – перфорована перемичка;  
4 – люк для монтажу насадки; 5 – насадка жалюзійна; 6 – газовідвідний 
патрубок; 7 – зливний патрубок; 8 – конденсатозбірник; 9 – перемичка – 
заспокоювач рівня; 10 – поплавкова камера; 11 – виконавчий механізм; б – 
рух крапельки рідини між пластинами жалюзі 
 
Цей сепаратор працює так. Газ надходить спочатку в патрубок 1, 
потім потрапляє на перфоровану перемичку 3, що служить для 
вирівнювання швидкості потоку. 
Потім газ проходить жалюзійну насадку 5, в якій затримується 
основна маса крапель рідини, що рухаються потоком газу. На жалюзі 
крапельки рідини, що прилипли, утворюють плівку, яка стікає в 
піддон, а потім через зливний патрубок 7 потрапляє до 
конденсатозбірника 8. Щоб уникнути коливання рівня рідини в 
камері поплавця 10 встановлюється глуха перемичка 9. Рідина з 
конденсатозбірника 8 скидається через виконавчий механізм 11, а газ – 
через газовідвідний патрубок 6. 
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На рисунку 9.3, б наведено вид зверху двох пластин 
жалюзійних насадок і траєкторія краплі рідини, що рухається між 
цими пластинами. 
Частинки рідини, які є у потоці газу, що проходить між 
пластинами, вдаряються об них і прилипають. У міру накопичення 
крапельок на пластинах, рідина стікає у вигляді плівки в нижню 
частину сепаратора. Пластини жалюзі не повинні створювати великих 
гідравлічних опорів потоку й повинні мати досить розвинену 
поверхню, щоб максимально «вловлювати» краплинну рідину. Чим 
більша швидкість потоку газу між пластинами, тим; ефективніше 
«уловлюються» крапельки рідини. 
Однак надмірне збільшення швидкості потоку газу (> 1 м/с) 
призводить до зриву з поверхні пластин плівкової рідини, її 
дроблення знову на краплі й вторинного виносу. Тому в жалюзійних 
сепараторах швидкість газового потоку не повинна перевищувати 0,7 
м/с. 
Застосовуються також сепаратори інших типів, наприклад 
сіткові, робота яких заснована на тому ж принципі, що й жалюзійних. 
Згідно з технологією підготовки природного й нафтового газу, 
відразу після видобутку газ на УКПГ осушується, в ході чого з нього 
витягуються пари води й сірки. Подальшу переробку природного й 
попутного газу здійснюють на хімічних і газопереробних заводах. 
Осушку природного й нафтового газу проводять для 
витягування парів води і тим самим уникнення утворення та 
відкладення гідратів на стінках газопроводів. 
При осушенні газу намагаються зменшити в ньому вміст вологи 
до такої міри, щоб, пари води в газопроводі не досягали стану 
насичення (точки роси), а, отже, не могли конденсуватися. 
Осушка газу здійснюється на спеціальних установках твердими 
(хлористий кальцій, силікагель, молекулярні сита тощо) або рідкими 
(ДЕГ і ТЕГ) речовинами, а також із використанням холоду, який 
одержують у спеціальних холодильних машинах або шляхом 
зниження високого тиску газу в штуцерах. 
Тверді й рідкі речовини, що застосовуються при осушенні газів, 
називаються сорбентами. Розрізняють адсорбенти й абсорбенти. 
Адсорбенти – тверді або рідкі речовини, на поверхні частинок 
яких відбувається адсорбція – вибіркове поглинання речовини з 
газового чи рідкого середовища поверхневим шаром твердого тіла 
(адсорбенту) чи рідини. Адсорбентами є високодисперсні природні та 
штучні пористі тверді речовини з великою зовнішньою та (або) 
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внутрішньою поверхнею, на якій і протікає адсорбція газів чи рідин. 
Для підвищення поглинальної здатності й максимального розвитку 
площі поверхні штучні адсорбенти, зазвичай, роблять пористими. 
Абсорбенти – природні та штучні речовини, здатні до абсорбції – 
вбирання газів або рідин всім об’ємом (на відміну від адсорбції) 
рідини чи твердого тіла, що є абсорбентом. Основна вимога до 
абсорбентів, що використовуються в промисловості, – висока вбирна 
здатність щодо компонента, який абсорбується. Цінною якістю 
абсорбентів є можливість їх регенерації, що здешевлює 
технологічний процес. У ряді випадків абсорбенти повинні 
забезпечувати селективність абсорбції. Крім того, абсорбент повинен 
бути хімічно індиферентним щодо абсорбату та хімічно стабільним 
(не розщеплюватися, не окиснюватися, не осмолюватися тощо), 
дешевим і корозійно неактивним. 
На практиці найчастіше для осушки газу використовують рідкі 
сорбенти ДЕГ і ТЕГ, що мають ряд переваг перед іншими 
сорбентами, та холод, що одержують шляхом дроселювання газу в 
штуцерах. 
Етапи промислової обробки газу на УКПГ: 
– абсорбційна або адсорбційна сушка; 
– низькотемпературна сепарація або абсорбція; 
– масляна абсорбція. 
На газових родовищах підготовка газу полягає в його осушенні, 
тому там використовують процеси абсорбції або адсорбції. 
На газоконденсатних родовищах осушка й виділення 
легкоконденсованих вуглеводнів здійснюються шляхом 
низькотемпературної сепарації, низькотемпературної абсорбції або 
низькотемпературної масляної абсорбції. 
 
 
 
Контрольні питання 
1. Які схеми внутрішньопромислового збору газу застосовують 
при розробці газових і газоконденсатних родовищ? 
2. На яких родовищах застосовується лінійна схема 
внутрішньопромислового збору газу? 
3. На яких родовищах застосовується променева схема 
внутрішньопромислового збору газу? 
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4. На яких родовищах застосовується кільцевий колектор 
внутрішньопромислового збору газу? 
5. На яких родовищах застосовується групова схема 
внутрішньопромислового збору газу й конденсату? 
6. Дати характеристику насадочних газових сепараторів. 
7. Дати характеристику інерційних газових сепараторів. 
8. Дати характеристику гравітаційних газових сепараторів. 
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РОЗДІЛ 10.  НЕТРАДИЦІЙНИЙ  ГАЗ 
10.1.  Сланцевий  газ 
 
Сланцевий газ (англ. shale gas) – це природний газ, що міститься 
в низькопористих і погано проникних глинисто-алевритових 
осадових гірських породах, які в світовій практиці часто називають 
сланцями, й складається на 95 % із метану. 
Поклади «сланцевого газу» знаходяться у низькопористих 
породах змішаної літології, які є одночасно й нафтогазоматеринською 
породою й резервуаром. Вуглеводні утворились всередині цієї товщі 
й не мали можливості мігрувати. 
Сланцевий газ є в невеликих кількостях (0,2 – 3,2 млрд м3/км2), 
але завдяки розкриттю великих площ можна одержувати значні 
об’єми такого газу. 
Перша комерційна свердловина на сланцевий газ пробурена в 
США у Фредонії, Нью-Йорк у 1821 році Вільямом Хартом (William 
Hart), який у США вважається «батьком природного газу». 
Але щоб добути цей газ, потрібно пробурити велику кількість 
вертикальних свердловин, кожна з яких дасть лише обмежений обсяг 
газу. Тому довгий час розробляти такі родовища було нерентабельно. 
Згадати про сланцевий газ змусила нафтова криза 1970-х років. 
Американський уряд перейнявся енергетичною безпекою своєї 
держави й почав дослідження своїх надр. У результаті були відкриті 
колосальні родовища, з яких виділялися чотири – Barnett, Haynesville, 
Fayetteville та Marcellus. 
Проте у 1980-х роках криза завершилася, а технології 
видобутку, як і раніше, не дозволяли зробити цей процес економічно 
рентабельним. Технічній революції в газовидобутку сприяло те, що в 
США немає монополії на буріння надр. Окремі приватні фірми в 
1990-х роках продовжували дослідження в цьому напрямку. 
Найбільшою й найуспішнішою з них виявилася компанія Chesapeake 
Energy. 
Фахівці компанії відновили старі методи – передусім завдяки 
застосуванню горизонтального буріння, коли введений у пласт 
буровий інструмент починали поступово відхиляти, спрямовуючи 
його в горизонтальне положення. Після цього в пробурених 
свердловинах з горизонтальним стовбуром створювався ефект 
гідроудару завдяки закачуванню води, піску й хімікатів (рис. 10.1). 
Усе це повинно було замінити буріння великої кількості свердловин. 
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Старі методи стали успішними завдяки розвитку технологій і 
відкриттю нових матеріалів для бурового обладнання. Завдяки 
різкому зростанню видобутку сланцевого газу, названому в ЗМІ 
«газовою революцією», у 2009 році США стали світовим лідером з 
видобутку газу (745,3 млрд м3). 
На початку 2000-х років компанія Devon Energy в США 
розпочала масштабний промисловий видобуток сланцевого газу. У 
2002 році компанія на родовищі Барнетт у Техасі вперше застосувала 
комбінацію похило-спрямованого буріння, зокрема горизонтального, 
й багатостадійного гідророзриву пласта (англ. hydraulic fracturing). 
До початку 2012 року ціни на природний газ у США впали до 
рівня значно нижчого собівартості видобутку сланцевого газу, 
внаслідок чого найбільша компанія з видобутку сланцевого газу 
Chesapeake Energy оголосила про скорочення виробництва на 8 %, а 
капітальних вкладень у буріння – на 70 %. 
 
 
 
Рисунок 10.1. – Схема буріння на сланцевий газ (зліва) 
та на традиційний (з пісковика) 
 
Перспективи сланцевого газу. Говорити про глобальні 
наслідки того, що сталося на американському континенті, поки що 
рано. Оптимісти пророкують повний переворот у енергетичному 
бізнесі. Якщо вірити їх оцінкам, США мають більше ніж 
2000 трильйонів кубічних футів сланцевого газу14. Цього ресурсу 
країні вистачить більше ніж на 100 років. Для порівняння, 
Міжнародне енергетичне агентство оцінює європейські запаси 
нетрадиційного газу в 35 трильйонів кубометрів. У цілому, важливо 
те, що основні запаси сланцевого газу розташовані в розвинених 
                                                          
14
 запаси звичайного газу в Росії менші і оцінюються в 1529 трлн куб. футів. 
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країнах, які вже сьогодні зможуть видобувати його на своїй території. 
У Європі ці родовища розташовані в Нідерландах, Швеції, Франції та 
інших країнах. 
Відповідно до звітів газових компаній, ціна окупності видо-
бутого газу за окремими категоріями сланців знизилася до $ 2,50 за 
тисячу кубічних футів (менше $ 90 за тисячу кубічних метрів). 
Видобувати сланцевий газ готуються Китай, Індія, Австралія та 
інші країни. У цей проєкт уже вкладено величезні ресурси – 
британська компанія BG інвестувала 1,3 млрд доларів у родовища 
Техасу. Норвезька компанія Statoil Hydro вклала $ 3,4 млрд у спільне 
підприємство з Chesapeake Energy. Shell отримала ліцензії на 
розробку надр у Польщі й Німеччини. 
Але в сучасній технології видобутку сланцевого газу є 
екологічний аспект використання в технології гідроудару води, 
змішаної з хімічними реагентами, що може призвести до забруднення 
підземних вод. Такі факти були зафіксовані в США. Головним 
бар’єром для газових корпорацій у Європі може стати суворе 
екологічне законодавство Євросоюзу. 
Собівартість видобутку сланцевого газу. За відомостями 
директора Інституту проблем нафти й газу РАН академіка  
А. Дмитрієвського, собівартість видобутку сланцевого газу в США на 
2012 рік не менше 150 доларів за тисячу кубометрів. Необхідно 
зазначити важливий техніко-економічний параметр калорійності 
природних газів сланцевих порід, який приблизно у два рази нижче 
калорійності природного газу традиційних нафтогазових колекторів.15 
На думку більшості експертів, собівартість видобутку 
сланцевого газу в таких країнах, як Україна, Польща й Китай буде в 
кілька разів вищою, ніж у США16.  
Аналіз показує, що техніко-економічні показники родовищ 
сланцевого газу при використанні традиційних заходів ГРП у чотири 
рази гірші у порівнянні з газоконденсатними родовищами із 
                                                          
15
 Камалов Назар, Фик Михайло, Сергій Кривуля. К вопросу изучения особенностей 
освоения нетрадиционных ресурсов природного газа в свете современных технологий.// 
Збірник праць УкрНДІгаз, м. Харків, 2010. 
16
 Комерційний директор британської JKX Oil & Gas, яка є материнською структурою 
"Полтавської газонафтової компанії", Пилип Воробйов на прес– конференції у Києві 2 
березня 2016 р. зазначив, що вартість буріння свердловин для видобутку сланцевого газу в 
Техасі (США) складає 3,5 мільйона доларів, а в Україні – 15 мільйонів. 
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щільними пісковиками (за показниками рентабельності та терміну 
окупності).17 
Технологія видобутку сланцевого газу. Для видобутку слан-
цевого газу використовують горизонтальне буріння (англ. directional-
drilling), гідророзрив пласта (англ. hydraulic fracturing) та сейсмічне 
моделювання. Аналогічна технологія видобутку застосовується й для 
отримання вугільного метану.  
Хоча сланцевий газ міститься у гірських породах у невеликих 
кількостях (0,2 – 3,2 млрд м3/км2), але завдяки розкриттю великих 
площ можна одержувати великі обсяги цього газу. 
Географія, оцінка запасів і перспективи видобутку 
сланцевого газу. Ресурси сланцевого газу у світі сягають 200 трлн м3. 
На сьогодні сланцевий газ є не тільки потужним регіональним 
чинником, який суттєво впливає на ринок країн Північної Америки, 
але й глобальним, який змінює світовий ринок газу. 
Чинниками, що позитивно впливають на перспективи видобутку 
сланцевого газу, є близькість родовищ до ринків збуту; значні запаси; 
зацікавленість влади низки країн у зниженні залежності від імпорту 
паливно-енергетичних ресурсів. У той же час, у сланцевого газу є ряд 
недоліків, які негативно впливають на перспективи його видобутку: 
відносно висока собівартість; непридатність для транспортування на 
великі відстані; швидке виснаження родовищ; низький рівень 
доведених запасів у загальній структурі запасів; значні екологічні 
ризики при видобутку. 
Видобуток сланцевого газу в США. У США розвідані запаси 
сланцевого газу складають 24 трлн м3 (ті, що технічно видобуваються – 
3,6 трлн м3). Провідною корпорацією в США з видобутку сланцевого 
газу є Chesapeake Energy. 
У 2009 році видобуток сланцевого газу в США склав 14 % від 
усього природного газу; його частка збільшується, що в 2009 році 
призвело до істотних змін у розподілі світового ринку природного 
газу між країнами з утворенням надлишкової пропозиції на ринку до 
початку 2010 року. 
До 2010 року видобуток сланцевого газу в США досягав 
51 млрд. м3 на рік. 
                                                          
17
 Геолого-технологічні, економічні та екологічні аспекти використання технології 
гідророзриву пласта для розробки родовищ сланцевого газу / В. С. Білецький, М. І. Фик // 
Геотехнології. – 2019. – № 2. – С. 28–35. 
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За основним прогнозом Міжнародного енергетичного агентства, 
видобуток сланцевого газу в США до 2030 року буде не більшим ніж 
150 млрд. м3 на рік. 
Масштаби розробки сланцевого газу в Європі. Поклади 
сланцевого газу виявлені у ряді держав Європи, зокрема в Австрії, 
Великобританії, Угорщині, Німеччині, Польщі, Швеції, Україні. 
Навесні 2012 року Exxon Mobil пробурила в Польщі дві 
свердловини і згорнула проект, заявивши про його нерентабельність. 
У Франції діє введена у 2012 році п’ятирічна заборона на вико-
ристання технології гідророзриву для розробки запасів сланцевого 
газу з екологічних міркувань. 
МЕА прогнозує, що видобуток нетрадиційного газу в Європі до 
2030 року складе 15 млрд м3 на рік. Згідно з найоптимістичнішими з 
нинішніх прогнозів видобуток у Європі не перевищить 40 млрд м3 на 
рік до 2030 року. Дехто вважає, що такі прогнози занижені. 
Росія. «Газпром» не планує в найближчі десятиліття починати 
розробку родовищ сланцевого газу в Росії. 
Україна. Згідно з даними агенції EIA 2011 року, обсяг 
досліджених і оцінених обсягів сланцевого газу в Україні становить 
1,2 трлн м3, що ставить Україну на четверте місце в Європі за 
обсягами резервів цього типу після Польщі, Франції й Норвегії. 
Влітку 2013 року розвідувальне буріння на свердловині 
"Біляївська-400" у Харківській області, яке вела компанія Shell у 
рамках договору про спільну діяльність з ПАТ «Укргазвидобування», 
підтвердило наявність запасів сланцевого газу. У грудні 2013 року 
розпочато буріння другої свердловини в Харківській області – "Ново-
Мечебилівська-100". 
У березні 2015 року компанії «Shell» та «Укргазвидобування» 
повідомили про намір припинити дію договору про спільну 
діяльність, який передбачає пошук, розвідку та видобуток 
вуглеводнів на території Харківської області в зв’язку з тим, що в 
процесі пошуково-розвідувального етапу робіт було встановлено 
подальшу роботу економічно недоцільною. 
Перспективними для видобування сланцевого газу є Юзівська та 
Олеська площі. 
Інші країни. Поклади сланцю, з якого можна видобувати 
сланцевий газ, дуже великі в ряді країн: Австралія, Індія, Китай, 
Канада. 
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Китай до 2020 року планує вийти на рівень видобутку від 60 до 
100 млрд м3 сланцевого газу щорічно. 
Екологічні аспекти видобутку сланцевого газу. Щодо впливу 
на довкілля сучасної технології видобутку сланцевого газу, зокрема 
гідророзриву пластів є різні думки фахівців. 
Аргументи про наявність негативного впливу. Частина 
вчених висловлює думку, що видобуток і використання сланцевого 
газу може негативно вплинути на навколишнє середовище. 
По-перше, для технології гідророзриву пласта-колектора можуть 
застосовуватися сотні хімічних речовин, які можуть проникати в 
водоносні шари, річки та атмосферу (тривалість такого проникнення 
більшістю експертів оцінюється в межах 10 – 100 років). У період 
2005 – 2009 років 14 провідних нафтогазових компаній США 
використовували понад 2500 різних продуктів для гідророзриву. 
Деякі з них були звичні й загалом безпечні, такі як сіль чи лимонна 
кислота. Але також було понад 750 різноманітних хімічних речовин 
та інших компонентів. Серед них 29 видів, охоплюючи бензол, 
толуол, ксилол, формальдегід тощо, є відомими канцерогенами. Для 
підвищення густини води як рідини глушіння свердловин 
застосовують також хлорид цинку, який є небезпечним для довкілля. 
Великий обсяг води, яку використовували для гідророзриву, потім 
повертається на поверхню. Вона містить хімічні речовини зі 
сланцевих порід: важкі метали, природні радіоактивні матеріали та 
різноманітні забруднюючі речовини, що використовуються при 
закачуванні, зокрема токсичні речовини. 
По-друге, потенційною небезпекою для видобутку сланцевого 
газу є виснаження запасів прісних підземних і поверхневих вод, які 
забираються в процесі буріння й експлуатації свердловин. Під час 
виконання гідравлічних розривів лише для однієї свердловини 
використовується від 9 000 до 29000 м3 води. Великий обсяг води 
(1300 – 23000 м3 з однієї свердловини) потім повертається на 
поверхню. Окрема проблема – утилізація забруднених вод, що 
використовувались для гідравлічних розривів. 
У вересні 2012 року Конгрес Міжнародного союзу охорони 
природи (МСОП), до якого входять понад 78 країн, 112 урядових та 
735 неурядових експертних організацій, прийняв резолюцію № 118, у 
якій закликав держави призупинити видачу ліцензій на видобуток 
газу методом гідророзриву, а також заборонити його застосування 
поблизу родовищ питної води, у сейсмонебезпечних районах, у 
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районах із дефіцитом води, поблизу сейсмічних розломів і на 
природоохоронних територіях. 
26 квітня 2012 року Асахі Сімбун повідомила результати 
досліджень учених Геологічної служби США, які дійшли висновку, 
що відбулося збільшення кількості землетрусів 3-х і вище балів у 
США. Починаючи з 2001 року середня кількість землетрусів, які 
сталися за рік, магнітудою 3-х і вище балів значно збільшилася, і 
досягла свого апогею у 2011 році, що є рекордним за минуле століття. 
Учені пов’язують це зі збільшенням обсягу видобутку вуглеводнів із 
застосуванням гідророзриву продуктивних пластів. 
Аргументи про відсутність негативного впливу. Науковці 
Лондонського королівського товариства та Королівська академія 
технічних наук Великобританії у липні 2012 року оприлюднили звіт, 
у якому стверджують, що фрекінг може бути застосований безпечно, 
якщо будуть використовуватися найкращі виробничі практики та 
ефективна регуляторна база. Професор Роберт Мейр, голова робочої 
групи, яка складала звіт, зауважив: «Навколо безпеки видобування 
сланцевого газу було багато спекуляцій, ілюстрованих прикладами з 
неприйнятної виробничої практики, що подекуди застосовувалася в 
США. Ми з’ясували, що герметичність свердловини є критично 
важливим компонентом безпеки, але інші поширені приводи для 
занепокоєння, як то виникнення землетрусів, скільки-небудь 
істотний вплив розповсюдження тріщин у породі чи забруднення 
питної води, мають надзвичайно низький ступінь ризику». 
Європарламент у 2012 році дозволив видобування сланцевого 
газу на території країн ЄС. Розвідка та видобування дозволені у 
Румунії, Польщі, Литві, Великобританії, Австралії, США, Канаді, 
Китаї й інших країнах світу. Болгарія у 2012 році частково зняла 
мораторій на застосування технології гідравлічного розриву пластів 
для видобування природного газу та нафти. 
 
10.2.  Метан  вугільних  родовищ 
 
Метан вугільних пластів (англ. methane of coal deposits), або 
шахтний метан впродовж багатьох років розглядався виключно як 
джерело вибухів і раптових викидів у шахтах у процесі видобутку 
вугілля. Проте це попутна корисна копалина, яка є у вугільних 
пластах і частково вмісних породах. 
Метан у вугіллі знаходиться в сорбованому на поверхні 
вугільних частинок стані, а також у розчиненому в органіці вугільної 
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речовини й вільному стані в транспортних і закритих каналах і порах. 
Вміст газу у вугіллі залежить від глибини залягання пластів, ступеня 
метаморфізації вугілля, умов залягання (структури) та багатьох інших 
чинників. 
Як супутня корисна копалина шахтний метан використовується 
протягом останніх понад 50 років, переважно для енергетичних 
потреб шахт. На метан вугільних родовищ як самостійну корисну 
копалину звернули увагу лише після нафтової кризи 1973 року. 
У США активне видобування шахтного метану почалося після 
ухвалення в 1980 році закону про альтернативні види палива, яким 
надавалася податкова знижка (tax credit), що дорівнює приблизно (15 
– 20) доларів США на умовну тонну видобутого або використаного 
нетрадиційного газу. 
Промислове видобування шахтного метану в США розпочалося 
у 1984 році, коли з 284 свердловин було отримано 280 млн м3 газу. У 
1997 році кількість пробурених свердловин досягло 7 300, а об’єм 
видобування склав 32 млрд м3. У 2000 році кількість пробурених 
свердловин сягнула 8 000, а об’єм видобування склав 35 млрд м3. На 
вугільних родовищах США переважну частину газу отримують 
завдяки застосуванню методів інтенсифікації припливу, зокрема 
методу гідророзриву пластів. З полів діючих шахт США 
видобувається й використовується 1,8 млрд м3 газу. 
Уже в 1992 році технологія видобування шахтного метану 
досягла такого високого рівня, що його собівартість стала у (2 – 3) 
рази нижчою за собівартість видобування природного газу. Основна 
частина вугільного газу в США видобувається на вугільних 
родовищах, де видобуток вугілля не проводиться або й зовсім не 
передбачається. Для запобігання шкідливому впливу на навколишнє 
середовище викидів метану із закритих шахт організовано його 
видобуток і подачу в газопроводи або використання як палива для 
котельних або енергоустановок. 
Позитивний багаторічний досвід утилізації метану із зупинених 
шахт накопичений у Франції. Останніми роками успішний комерцій-
ний видобуток газу із закритих шахт здійснюється у Німеччині. 
Шахтні методи дегазації метану широко застосовуються в 
Німеччині, Великобританії, Австралії та інших країнах. У Польщі, 
Чехії, Китаї широко ведуться роботи з використання метану як у 
процесі видобутку вугілля в шахтах, так і на розвіданих вугільних 
родовищах. 
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Фільтрація метану на великих глибинах відбувається завдяки 
нерівнокомпонентності поля чи напруг, коли утворюється додаткова 
тріщинуватість, рівнозначна максимальній головній напрузі, що 
сприяє метановилученню. Для поліпшення метановивилучення з 
вугілля масив необхідно обробляти хімічно-активними речовинами 
чи витісняти адсорбований метан із використанням поверхнево-
активних речовин. 
Порівнюючи з традиційним природним газом собівартість 
метану вугільних родовищ більша на (35 – 40) %. 
Наприкінці XX століття оцінені запаси метану вугільних 
родовищ ряду країн. Зокрема ресурси метану вугільних родовищ 
Китаю становлять (25 – 30) трлн м3, США – (8,5 – 14) трлн м3, Австралії 
– 6,0 трлн м3, ФРН – (3 – 4) трлн м3, України – (2,5 – 3,0) трлн м3, 
Великобританії – (1,9 – 2,8) трлн м3, Польщі – (1,6 – 2,0) трлн м3. 
Газ вугільних родовищ в Україні. В Україні метаноносність 
кам’яного вугілля Донецького та Львівсько-Волинського басейнів 
коливається в межах (0,5 – 25) м3/т. Ресурси метану в розвіданих 
кондиційних вугільних пластах до глибини 1800 м становлять (0,45 – 
0,55) трлн м3. У вмісних породах акумульовано в (1,5 – 2) рази більше 
вуглеводневих газів, ніж у вугільних пластах, тобто в них не менше 
(1,5 – 2,0) трлн м3 метану. Таким чином, вугільні родовища України 
містять близько (2,5 – 3,0) трлн м3 метану. За іншими оцінками, 
ресурси метану у вугільних пластах діючих шахт Донбасу 0,491 трлн 
м3; ресурси метану у вугільних пластах за межами полів діючих шахт 
– 0,592 трлн м3; ресурси вільного метану у вмісних породах – 
3,77 трлн м3. Загалом запасів метану понад 4,0 трлн м3. 
До останнього часу видобування метану вугільних пластів в 
Україні зумовлювалося лише вимогами техніки безпеки. Метан 
видобувається системами підземної й поверхневої дегазації через 
свердловини, пробурені в підземних гірничих виробках і з поверхні 
землі. 
У 80-ті роки ХХ століття в Донецькому вугільному басейні 
дегазація здійснювалася на (115 – 120) шахтах із 272. Ефективність 
видобування метану тут не перевищувала 25 %. Із щорічно видобутих 
800 млн м3 метану використовувалося не більше 10 %, переважно для 
шахтних котелень (рис. 10.2). 
У ВО «Донецьквугілля» за 10 років зі всієї кількості метану, що 
виділився при видобутку вугілля, 80 % було викинуто в атмосферу 
системами вентиляції шахт, 18 % видобуто системами підземної 
дегазації шахт і 2 % – через свердловини, пробурені з поверхні. 
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Метан у вентиляційній суміші (концентрація 0,2 – 0,6 %) може 
використовуватися для енергетичних установок, проте ця технологія 
не знайшла практичного застосування. Отримана системами 
підземної дегазації метаноповітряна суміш на деяких шахтах має 
концентрацію метану 60 %, але переважно знаходиться в межах (25 –
 30) %. Це обмежує її використання в енергетичних цілях. Таким 
чином використання метану вугільних пластів в Україні знаходиться 
на початковій стадії. 
 
 
 
Рисунок 10.2 – Схема установки для використання метану 
Добування й використання газу вугільних родовищ. 
Незважаючи на значні запаси метану у вуглегазових родовищах, 
добування його з використанням традиційних технологій видобутку, 
що застосовуються в газовидобувній галузі, практично неможливе 
через особливий характер зв’язку метану з вугільною речовиною 
порівняно зі зв’язками природного газу з газовмісними породами. 
До останнього часу ставлення до метану, який виділяється при 
розробці вуглегазових родовищ, було як до шкідливого й небезпеч-
ного компонента вугільних пластів, його вилучення, за невеликими 
винятками, визначається вимогами техніки безпеки. Аналіз діяльності 
виробничого об΄єднання «Донецьквугілля» за останні 10 років XX ст. 
показав, що з 4,5 млрд м3 метану, який виділився при видобуванні 
вугілля, 80 % було викинуто в атмосферу, 18 % кооптовано 
системами підземної дегазації, 2 % вилучено через свердловини, 
пробурені з поверхні. Метан, який є у вентиляційній суміші, поки що 
не знайшов застосування як паливо для енергетики. У кооптованій 
метаноповітряній суміші його концентрація досягає в деяких шахтах 
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60 %, але частіше – нижча 25 %, через що використання такого метану 
в енергетиці не перевищує 9 % загального обсягу.. Збільшення його 
частки в найближчій перспективі пов’язане з технологіями, що 
дозволяють одержати газ із великою концентрацією метану. 
Найперспективнішим є видобування метану вугільних родовищ 
із застосуванням свердловин, пробурених із поверхні. Залежно від 
стану метану в газовому колекторі застосовуються три технології 
добування метану вугільних родовищ: 
1. Для дегазації масиву, який містить вугільні пласти, породи з 
розсіяною вугільною речовиною й газоносні пісковики, використо-
вують технологію із частковим розвантаженням масиву внаслідок 
його підробки та відводом газу крізь спрямовані дегазаційні 
свердловини. Суть способу полягає в просторовому розташуванні 
активного стовбура свердловини згідно з особливостями формування 
зони повного зрушення вуглепородного масиву при його підробці. 
Нижню частину свердловини бурять паралельно одній із меж зони 
повного зрушення. 
2. Попередня дегазація шахтних полів до будівництва шахти 
застосовується за наявності геологічних структур, що включають 
антиклінальні, купольні та флексурні системи, які мають газоносні 
пісковики, вкриті шаром герметизуючих порід, так звані газові 
пастки. Дегазаційну свердловину бурять у найпродуктивнішій точці 
пастки з проходженням продуктивних газових горизонтів. 
Свердловину закріплюють експлуатаційною колоною, яку 
перфорують у інтервалі продуктивних горизонтів. 
3. Технологія попередньої дегазації вуглепородного масиву із 
застосуванням гідродинамічного способу обробки вугільних пластів і 
газоносних порід. Суть її полягає в закачуванні робочої рідини у 
пласт при витратах, які перевищують приймальну здатність пласта. 
Це призводить до багатократного підвищення проникності пласта 
внаслідок розкриття і розширення природних тріщин, об’єднаних у 
єдину гідравлічну систему, орієнтовану до свердловини, по якій після 
вилучення робочої рідини газ поступає з пласта до свердловини. 
Здатність метану вугільних пластів скласти економічну конку-
ренцію природному газу залежить від чотирьох основних взаємоза-
лежних критеріїв: дебіту й продуктивного життя свердловини; 
низьких капітальних і експлуатаційних витрат; наявності надійного й 
конкурентоспроможного ринку для збуту видобутого газу; обсягів 
видобутку. Для успішної розробки метанових покладів, перш ніж 
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говорити про економічну привабливість проєкту видобутку метану, 
необхідно враховувати й оцінити названі критерії. 
Задача концентрування метану у вихідній структурі може бути 
вирішена шляхом переведення його у твердий стан у вигляді 
кристалогідратів, оскільки гідратна технологія дешевша порівняно з 
іншими технологіями. Є розробки на рівні лабораторних і 
напівпромислових установок, для Донбасу підготовлений проєкт 
«Метан» з утилізації шахтного метану. 
 
10.3.  Газогідрати 
 
Газові гідрати (гідрати природних газів), або клатрати – це 
кристалічні сполуки, що утворюються за певних термобаричних умов 
з води й газу, які за зовнішніми ознаками схожі на звичайний лід. 
Історія. Історичні відомості, які наводить у своїх роботах 
Є. Ф. Шнюков свідчать, що в Чорному морі у 20 – 30-х роках ХХ ст. 
спостерігалися виділення великої кількості горючих газів, які 
супроводжувалися спалахами та вибухами. Найпотужніші спалахи 
були зафіксовані під час Кримського землетрусу (1927 рік) на відстані 
55,5 км між Севастополем і мисом Лукул. Болгарські дослідники 
також стверджують, що викиди газу в Чорному морі відомі ще з часів 
Римської імперії. 
Вперше газогідрати були відкриті англійським хіміком Хемфрі 
Деві у 1810 році. У 1888 році французький фізик і хімік Поль Віллар 
вперше в лабораторних умовах отримав гідрати вуглеводнів CH4, 
C2H6, C2H4, C2H2. 
Газогідрати довгий час лишалися мало вивченими. У 1934 році 
Гаммершмідт (Hammershmidt) опублікував результати дослідження 
газопроводів США, робота яких ускладнювалася формуванням 
пробок у зимовий час. Передбачалося, що утворюються крижані 
пробки з конденсатної води. Гаммершмідт, опираючись на 
лабораторні дослідження, показав, що тверді пробки складаються не з 
льоду, а з гідрату газу, який транспортується. Інтерес до газогідратів 
різко зріс. Потрібно було детально дослідити умови утворення 
газогідратів, створити ефективні засоби уникнення ускладнень при 
транспортуванні. Дослідження тривають до цього часу. 
Наступний період в історії дослідження газогідратів пов’язаний 
із відкриттям природних газогідратів, які відігравали одну з 
провідних ролей при формуванні планет, атмосфери та гідросфери 
Землі, але були не відомі. 
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Перше припущення про існування газогідратних покладів у 
районах вічної мерзлоти Канади в 1943 році зробив Д. Катц, професор 
Мічиганського університету, проте довести їх наявність бурінням 
свердловин тоді не вдалося. У 1946 році аналогічне припущення було 
висловлено професором Московського нафтового інституту  
імені Губкіна Стрижовим І. М., проте доказової бази не було 
наведено. У 1963 році, коли в Росії (Якутія) була пробурена 
Мархинська свердловина глибиною 1850 м, яка на глибині 1450 м 
розкрила розріз порід із температурою 0 °С, також було висловлено 
припущення про існування газогідратних скупчень в охолоджених 
пластах. На той час висунута гіпотеза у багатьох викликала сумніви. 
Були потрібні докази можливості утворення гідратів у реальних 
пористих середовищах і формування газогідратних покладів. 
Перші експериментальні дослідження умов утворення гідратів 
природного газу в пористому середовищі були виконані на кафедрі 
розробки газових родовищ Московського інституту нафтохімічної й 
газової промисловості імені Губкіна. Отримані результати, які було 
викладено на науковій конференції молодих нафтовиків в Москві в 
квітні 1965 року, показали можливість утворення гідратів у пористих 
середовищах у реальних кернах і стали обгрунтуванням існування 
газогідратних покладів у надрах землі. 
Після комплексної міжнародної експертизи, 24 грудня 1969 року 
Комітетом у справах винаходів і відкриттів СРСР було засвідчено, що 
автори Ю. Ф. Макогон, Ф. А. Требін, А. А. Трофимук, Н. В. Черський, 
В. Г. Васильєв зробили відкриття, яке визначається такою формулою: 
«Експериментально встановлена раніше невідома властивість 
природних газів утворювати в земній корі за певних термодинамічних 
умов поклади в твердому газогідратному стані». 
У 1969 році почалася розробка Мессояхського родовища в 
Сибіру (РФ), де вперше вдалося вилучити природний газ 
безпосередньо з гідратів. Станом на 2001 рік на Мессояхському 
родовищі видобуто 27 % природного газу від загального обсягу 
газогідратних покладів (11,6 млрд м3 із 42,9 млрд м3 запасів)18. 
Після доповіді на 11-му Міжнародному Газовому Конгресі в 
червні 1970 року про результати лабораторних і промислових 
досліджень, відкриття одержало широкий міжнародний резонанс. 
                                                          
18 МЕССОЯХСКОЕ ГАЗОГИДРАТНОЕ МЕСТОРОЖДЕНИЕ 
https://cyberleninka.ru/article/n/messoyahskoe-gazogidratnoe-mestorozhdenie 
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Незабаром у ряді країн були створені національні програми 
досліджень і освоєння гідратних покладів. 
У 90-х роках ХХ ст. дослідження були продовжені в 
лабораторіях США, Японії, Канади, Індії, Кореї, Німеччини та ін. 
Сьогодні аналогічні дослідження ведуться і в Україні. 
На початку XXI ст. розвіданість ресурсів гідратів метану ще 
досить фрагментарна. Світові запаси морських гідратів переважно 
приурочені до донних і піддонних покладів невеликої глибини 
залягання, оскільки вони характерні для материкових і острівних 
схилів до підніжжя й глибин внутрішніх і окраїнних морів. За 
оцінками фахівців, запаси газу, що є в метанових газових гідратах, у 
100 разів більші від запасів газу в традиційних родовищах. 
У 1998 році в Канаді на суші (дельта річки Макензі в північно-
західній частині) пробурена свердловина, де на глибинах (819 – 
1111) м виявлено пласт гідратів метану потужністю 110 м. Ця 
свердловина уперше виявила гідрати метану й супутній їм «вільний 
газ» на глибині нижче рівня вічної мерзлоти. 
Характеристика газогідратів. Гідратотвірними газами можуть 
бути метан, етан, пропан, ізобутан, азот, аргон, діоксид вуглеводню, 
кисень, криптон, ксенон, озон, сірководень і хлор. Найпоширенішими 
газогідратами є гідрати метану – сполуки води з метаном, поклади 
яких у донних осадових породах морів і океанів є досить значними в 
різних частинах світу. Кристалічна ґратка клатрату вміщує до 8 
молекул газу на 46 молекул води (рис. 10.3). Найчастіше ця ґратка 
природного «горючого льоду» складається із шести молекул води й 
однієї молекули метану, який знаходиться там у стисненому вигляді 
(до 25 МПа). 
 
Рисунок 10.3 – Типи кристалічних ґраток газових гідратів  
а – КС-І, б – КС-ІІ, в – КС-ІІІ 
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Молекули газу зв’язані з каркасом із молекулами води силами 
Ван-дер-Ваальса. Каркас утворюється молекулами води, які пов’язані 
між собою водневими зв’язками. 
Така структура гідратів дозволяє утримувати в одному його 
об’ємі до 164 об’ємів газу. У загальному вигляді хімічний склад 
газових гідратів можна записати формулою M×nH2O, де М – 
молекула газу. 
Назву «клатрати» (від лат. сlat (h) ratus – «закритий гратами, 
посаджений в клітку»), було дано дослідником Пауеллом у 1948 році. 
Клатратна природа газових гідратів, у яких молекули газу укладені в 
окремі осередки, утворені молекулами води внаслідок водневого 
зв’язку, підтверджена у 1950-ті роки після рентгеноструктурних 
досліджень Штакельберга й Мюллера, робіт Полінга та Клаусена. 
Газогідрати представлені переважно кригоподібною масою у 
вигляді пластин завдовжки до 7 см, дрібними сірими кристалами 
розміром до (1 – 3) см (рис. 10.4).  
За зовнішнім виглядом гідрати схожі на пухкий сніг із 
жовтуватим відтінком і мають такі хімічні формули: 
– для метану й етану СН4 × Н2О і С2Н6 × 8Н2О; 
– для пропану та бутану С3Н8 × 17Н2О і С4Н10 × 17Н2О. 
 
 
 
Рисунок 10.4 – «Горючий лід» – метан у вигляді газових гідратів 
Гідрати належать до нестійких сполук, які за деяких 
термобаричних умов швидко розкладаються на газ і воду. 
Газогідрати утворюються за температури 0 оС і тиску 25 атм. 
Такий тиск має місце на глибині океану близько 250 м. Якщо темпе-
ратура води вища, то для утворення газогідрату потрібне збільшення 
тиску. Саме тому газогідрати залягають в основному в океанах і 
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морях на глибинах від 300 до 1200 метрів. Поклади газогідратів 
виявлені як на дні моря, так і в придонних гірських породах кількома 
прошарками завтовшки від 0,5 до 500 м. При цьому 98 % світових 
запасів газогідратів зосереджено в морях і океанах, і лише 2 % на 
суходолі в зоні вічної мерзлоти. За атмосферного тиску гідрат метану 
зберігає стійкість при температурі (80 – 90) оС. У випадку 
«консервації» гідрату плівкою льоду гідрат метану при атмосферному 
тиску може існувати тривалий час і при температурах – 3 – 5 оС. 
При підвищенні температури та зменшенні тиску газогідрати 
розкладаються на газ і воду з поглинанням великої кількості тепла. 
На діаграмі «тиск–температура» (рис. 10.5) показано фазовий стан 
газогідратів. 
За прогнозами фахівців, метану в газогідратах може вистачити 
для всього людства на 6 тисяч років. 
 
 
Рисунок 10.5 – Фазова діаграма гідрату метану: гідрат метану 
і лід – гідрат метану у воді – газ метан у воді 
Досвід країн світу у видобутку газу з газогідратів  
Протягом останнього часу інтерес до проблеми газових гідратів 
у всьому світі значно посилився. З’ясовується їх поширення в океанах 
і кріолітозоні материків, нестабільність при підвищенні температури 
й зниженні тиску. В деяких країнах уже розпочалося їх дослідно-
промислове освоєння. Сьогодні морські газогідрати визнані 
найперспективнішим альтернативним паливом у багатьох країнах, 
над їх розвідкою й освоєнням активно працюють у Франції, 
Німеччині, США, Канаді, РФ, Індії, Японії, Китаї, Новій Зеландії, 
Тайвані, Бразилії, Чилі, Уругваї. 
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США. Згідно з відомостями Адміністрації енергетичної 
інформації США, за різними оцінками світові запаси природного газу 
у формі газогідратів складають від 283 до 2 831 трлн м3. Однак, у 
зв’язку зі складністю використання метану з газогідратів, яка полягає 
в технологічних труднощах видобутку, а також у ризиках для 
довкілля та безпеки, пов’язаних із можливістю раптових викидів 
великої кількості метану, практичний видобуток на цьому етапі 
розвитку технологій та з урахуванням наявних ресурсів природного 
газу з інших джерел у найближчі роки не розглядається. 
На сьогодні усталеної технології видобутку гідрату метану 
немає. Запропоновані й досліджувані технології видобутку метану з 
гідратів охоплюють такі методи: термічний вплив, зниження тиску, й 
закачування інгібіторів гідратоутворення. 
За інформацією Програми з охорони навколишнього середовища 
ООН (UNEP Global Outlook on Methane Gas Hydrates), вивчення 
газогідратів проводилося або продовжується на 42 ділянках по всьому 
світі. Зокрема, у травні 2012 року компанія Conoco Phillips спільно з 
Департаментом енергетики США та Japan Oil, Gas and Metals National 
Corporation завершили практичний експеримент із видобутку 
природного газу з газогідратів на Алясці (рис. 10.6). Проєкт був 
ініційований для польового тестування технології видобутку метану з 
газогідратів шляхом заміщення метану діоксидом вуглецю. Тестова 
свердловина Iġnik Sikumi-1 була пробурена у 2011 році, а видобуток 
метану тривав із січня по 
травень 2012 року. У сверд-
ловину, пробурену в товщі 
покладів газогідратів, під ти-
ском закачували суміш азоту 
та діоксиду вуглецю, моле-
кули якого заміщували ме-
тан, формуючи гідрат діок-
сиду вуглецю, а вільний ме-
тан піднімався на поверхню. 
У процесі проведення експе-
риментальних робіт було 
видобуто 24,2 тис м3 метану. 
За оцінками геологічної служби запаси гідрату метану в США 
становлять 9,6 трлн м3. 
В арктичних районах США й Канади запущені експери-
ментальні установки для видобутку гідрату метану, які на Алясці 
Рисунок 10.6 – Свердловина для  
дослідження газогідратів на Алясці 
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видали першу партію нової сировини. Арктичні поклади розташовані 
в районах вічної мерзлоти на глибині 500 метрів і нижче. У морських 
відкладеннях продуктивні пласти можуть мати кілометрову товщу. 
На цей час найзначніші родовища гідратів метану розвідані в Канаді й 
на Алясці. В умовах арктичних температур гідрати можуть 
залишатися стабільними після витягання на поверхню. 
У 2003 році Конгрес США виділив 42 млн доларів на 
дослідження, пов’язані з видобутком метанового гідрату. 
У 2006 році американський уряд направив на наукові 
дослідження газових гідратів 8,6 млн. доларів. 
У 2007 році дослідження, що фінансуються з федерального 
бюджету, були сфокусовані на таких напрямах, як підтвердження 
можливості видобутку газових гідратів у Арктиці й установлення 
можливості дистанційного виявлення та часткового визначення 
якісних характеристик арктичних газових гідратів. 
Японія. В Японії на шельфі виявлені газогідратні родовища із 
значними запасами. У березні 2013 року Японська національна 
корпорація нафти, газу і металів (Japan Oil, Gas and Metals National 
Corporation; JOGMEC) отримала приплив метану зі свердловини 
глибиною 270 м, пробуреної в товщі осадових порід морського дна 
неподалік від берегів Японії, якою було відкрито шар метаногідратів 
потужністю 60 м. У проєкті використовувалася технологія дренажу 
або штучного зменшення тиску в пласті газогідратів, внаслідок чого 
метан вивільняється й потрапляє до стовбура свердловини. За час 
тестування свердловини було видобуто близько 120 000 м3 
природного газу (близько 20 000 м3 на добу). Крім того Японія 
спільно зі США, Канадою, Німеччиною й Індією здійснює проєкт 
видобутку газу з порід у районі вічної мерзлоти в канадській 
провінції Маккензі. 
 
Рисунок 10.7 – Спалення природного газу з газогідратів на факелі 
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Китай. У 2017 році Геологічна служба Міністерства земельних і 
природних ресурсів Китаю повідомила, що експеримент із видобутку 
газових гідратів із родовища на дні Південно-Китайського моря 
закінчився «повним успіхом». Розробка родовища газових гідратів 
почалася 10.05.2017. За перші 8 днів із родовища, розташованого на 
глибині понад 1200 м від поверхні моря і ще близько 200 м від 
поверхні дна, було отримано понад 120 тис м3 газу із вмістом метану 
до 99,5 %. 
Інші країни. У 2019 р. шотландські дослідники (Університет 
Херіота-Уатта, Единбург, Шотландія) запропонували і апробували 
новий метод видобутку метану з газогідратних скупчень у вічній 
мерзлоті за допомогою закачування туди димового газу. При цьому 
вдалося не просто добути метан, а замістити один гідрат іншим, що 
дає змогу зберегти практично незмінними геомеханічні властивості 
масиву.19 
Дослідження газогідратів Чорного моря в Україні. За 
аналітичними даними Національного інституту стратегічних 
досліджень, у 1988 – 1989 роках були виявлені поклади газогідрату 
метану на шельфі Чорного моря. За мінімальними підрахунками 
об’єм метану в цих покладах оцінювався в 100 трлн м3. З цих 
покладів на частку України припадає близько 25 трлн м3 метану в 
газогідратних пластах, розташованих вздовж Південного берега 
Криму, зокрема у западині Сорокіна, глибина якої 2000 м. На дні 
Чорного моря газогідратні поклади розташовані на глибині (300 – 
1000) м, а під його дном у середньому на глибинах від (400 – 500) м 
до (800 – 1000) м. 
У 1993 році Кабінет Міністрів України постановою «Про 
пошуки газогідратної сировини в Чорному морі і створення 
ефективних технологій її видобутку і переробки» підтримав 
розроблену українськими науковцями програму «Газогідрати 
Чорного моря». Через відсутність фінансування в 1990-х роках 
виконання програми обмежилося лише кількома експедиціями і 
лабораторними дослідженнями, тому мало обмежені практичні 
результати. 
                                                          
19
 An Experimental Investigation on the Kinetics of Integrated Methane Recovery and 
CO2 Sequestration by Injection of Flue Gas into Permafrost Methane Hydrate Reservoirs / 
Scientific Reports volume 9, Article number: 16206 (2019) 
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Інститут геологічних наук НАН України провів низку 
експедицій і досліджень, у результаті яких у донних шарах Чорного 
моря були виявлені концентрації метану та струменеві метанові 
газовиділення, які вказують на наявність газогідратів. Було також 
виявлено перспективні для видобутку газогідратів структури, 
з’ясовано фізико-хімічні особливості формування газогідратів, 
створено комплекс спеціалізо-
ваної геофізичної апаратури для 
пошуку газогідратів. 
Вивченням покладів газо-
гідратів в Україні активно зай-
маються також Інститут біології 
південних морів імені О. О. Ко-
валевського НАН України спі-
льно з Центром морських еко-
логічних наук Бременського 
університету (MARUM), якими 
було проведено 4 спільних морських експедицій у 2002, 2007, 2010 й 
2011 роках. 
У травні 2010 року на борту сучасного німецького наукового 
судна Maria S. Merian протягом двох місяців перспективи видобутку 
газогідратів досліджували вчені Інституту біології південних морів 
НАН України та фахівці бременського науково-дослідницького 
Центру екології моря MARUM (рис. 10.9). Дослідження проводилися 
поблизу грязьових вулканів у западині Сорокіна неподалік від 
Севастополя. Аналіз відібраних проб осадових відкладів підтвердив 
наявність газогідратів. Аналіз газу відібраних проб продемонстрував, 
що головним компонентом газової суміші був метан, а також у 
незначних кількостях діоксид вуглецю, етан і пропан. 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 10.9 – Експедиція німецького судна MARIA S. MERIAN 
Рисунок 10.8 – Брила гідрату 
метану на дні моря 
275 
Дослідження газогідратів Чорного моря проводили також за 
проєктом SUGAR – Submarine Gas Hydrate Reservoirs, започаткованим 
у 2008 році в Німеччині, який координується Інститутом морських 
досліджень Лейбніца в Кілі (Leibniz Institute of Marine Sciences). Так, 
із грудня 2013 по січень 2014 року відбувалися експедиції судна 
MARIA S. MERIAN для дослідження покладів газогідратів у районі 
дельти Дунаю. 
Слід відзначити, що дослідження перспектив видобутку 
газогідратів у Чорному морі й, зокрема, в українських його ділянках 
досі перебувають на початковій стадії й поки що не передбачають 
видобутку природного газу. 
Проте в результаті геофізичних досліджень на схилі північно-
західного шельфу Чорного моря (акваторія палеодельти Дніпра) 
встановлені розмір і потужність донних газогідратонасичених 
відкладень, запропоновано місце розташування першої дослідно-
промислової свердловини. В Одеській «Академії холоду» розроблено 
технологію добування метану з газогідратів, а також інноваційний 
проєкт «Метан – з газогідратів Чорного моря». 
На початок ХХІ ст. за оцінками науковців, запаси природного 
газу в покладах газогідратів української акваторії Чорного моря 
становлять (45 – 75) трлн м3. 
Типи відкладів газових гідратів. Розрізняють такі типи 
газових гідратів («Дніпровська політехніка», Е. А. Максимова): 
I: масивні поклади газових гідратів, зцементованих піщано-
глинистими й глинистими мулами; 
II: жильні структури, що містять гідрати в тріщинах; 
III: лінзовий-шаруваті поклади; 
IV: породоподібні поклади; 
V: брекчієва структура; 
VI: газовий гідрат залягає суцільним масивом, що виступає як 
самостійний породотвірний мінерал. 
Технології видобутку метану з газогідратів. На сьогоднішній 
день відомі такі технології видобутку метану з газогідратів: 
– депресивний спосіб полягає в штучному зниженні тиску або 
розгерметизації пласта газогідрату нижче рівноважного 
відкачуванням води зі свердловини. На це доводиться витрачати 
багато енергії, через що значна частина газу, що добувається, 
використовується на місці, а сам газ є досить дорогим. Цей метод 
придатний для гідратних пластів, де насиченість гідратами 
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невелика. Інший недолік цього методу пов’язаний із утворенням 
гідратів у привибійній зоні, що ускладнює процес видобутку газу;  
– тепловий метод полягає у нагріванні газогідратного пласта 
закачуванням пари чи гарячої води, але витрата енергії в цьому 
випадку порівняна з енергоємністю отриманого метану. Застосування 
теплових методів виправдане лише, якщо сумарні витрати енергії на 
розкладання гідратів у пласті не перевищують обсягу енергії, яка 
може бути одержана з добутого газу. Цей метод може бути 
застосований для пластів, що мають високий вміст гідратів; 
– технологія заміщення полягає у витісненні метану з «клітин» –
клатратів шляхом заповнення їх іншим газом, наприклад, 
вуглекислим. Однак ця технологія поки що є на стадії лабораторних 
досліджень і в промислових масштабах буде реалізована ще не скоро; 
– запатентовано технологію розчинення газогідратів соляним 
розчином, яка полягає в закачуванні під тиском у газогідратні пласти 
концентрованого соляного розчину або теплої морської води в літній 
час. Автором цієї технології є д.т.н., професор Одеської державної 
академії холоду, директор науково-дослідної й упроваджувальної 
фірми «Крига-Газогідрат» Л. Ф. Смірнов. 
Очевидно, найбільші перспективи має комбінований метод, 
який полягає в одночасному зниженні тиску і підведенні тепла до 
свердловини. Основне розкладання гідрату відбувається внаслідок 
зниження тиску, а тепла солеконцентратна суспензія морської води, 
яка підводиться до вибою, дозволяє скоротити зону вторинного 
гідратоутворення, що позитивно позначається на дебіті газу. 
Інші методи вилучення метану з газогідратів, зокрема 
електромагнітний та акустичний, поки що мало вивчені. Норвежці 
пропонують вирізати газогідратні брили з дна, транспортувати їх по 
морю до берега, і вже там розплавляти, отримуючи метан. Проте цей 
метод також ще не опрацьований достатньою мірою. 
В Україні висунута ідея переробки (попереднього збагачення) 
гідратовмісної гірської породи безпосередньо на дні моря (океану) з 
виділенням гідратовмісного концентрату. 
Екологічні аспекти. У процесі видобутку метану з морського 
дна є реальна небезпека підняття газогідратних мас на поверхню, що 
може призвести до вибухового виділення газу. За однією з вірогідних 
версій, саме такий підйом газогідратного пласта став причиною 
вибуху й руйнування платформи Deepwater Horizon у квітні 2011 
року. Деякі фахівці взагалі радять не чіпати газогідрати, оскільки це 
може призвести до значних викидів у атмосферу метану, який є в 20 
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разів сильнішим парниковим газом, ніж діоксид вуглецю. Якщо метан 
із газогідратів з-під води у великій кількості потрапить до атмосфери, 
то процес парникового ефекту та руйнування озонового шару піде 
швидше у 20 разів. 
Учені широко обговорюють гіпотезу про можливе вивільнення 
гідрату метану при підвищенні температури через глобальне 
потепління, так звана гіпотеза «клатратної рушниці». Виділення 
метану спричинить подальше потепління та ще більше вивільнення 
метану. Зупинити цей процес буде неможливо, і в результаті 
глобальне потепління може спричинити глобальну екологічну 
катастрофу. 
Прикладом негативних наслідків видобутку газогідратів є аварії 
під час науково-дослідних експедицій. Так, наприклад, у 1989 році 
компанія «Сага петролеум АС» при бурінні свердловини на півночі 
Норвезького моря із цієї причини зазнала збитків у розмірі 90 млн 
доларів. Саме вивільнення великої кількості газу зі скупчення 
газогідратів у морських донних осадах, на думку низки дослідників, 
призвело свого часу до руйнування видобувних платформ у 
Північному й Каспійському морях. 
 
Контрольні питання 
1. Який газ називають сланцевим природним газом? 
2. Як порівнюється собівартість сланцевого газу з традиційним 
природним газом? 
3. Яку технологію використовують для видобутку сланцевого газу? 
4. Завдяки застосуванню якої технології можна одержувати 
значну кількість сланцевого газу? 
5. В якому стані знаходиться газ метан у викопному вугіллі? 
6. Який газ переважає в вугільних родовищах? 
7. Що розуміють під газогідратами? 
8. Які вуглеводневі гази можуть бути гідратотвірними? 
9. Якою формулою в загальному вигляді можна виразити 
хімічний склад газових гідратів? 
10. Яка хімічна формула гідрату метану, гідрату етану? 
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РОЗДІЛ 11.  ТРАНСПОРТУВАННЯ  ПРИРОДНОГО  ГАЗУ 
 
11.1.  Трубопровідний  транспорт 
 
Газопровід включає систему трубопроводів і допоміжних спо-
руд для транспортування та розподілу природного газу. Перші на 
території України магістральні газопроводи (МГ) споруджено у 1924 
– 29 роках: «Дашава-Стрий» і «Дашава-Дрогобич», «Дашава-Львів». 
Розрізняють: 
– магістральні газопроводи призначені для транспортування газу 
на великі відстані. У пункті призначення магістрального газопроводу 
розміщені газорозподільні станції, на яких тиск понижується до рівня, 
необхідного для кінцевих споживачів;
– газопроводи розподільчих мереж призначені для доставки газу 
від газорозподільних станцій до кінцевого споживача;
– скидний газопровід – трубопровід, призначений для скидання 
в атмосферу газу при спрацюванні регулювальних або запобіжних 
пристроїв із тим, щоб тиск газу в контрольованій точці не 
перевищував заданого.
Газ трубопровідними мережами подається під певним 
надлишковим тиском, залежно від якого розрізняють: 
– газові мережі низького тиску – до 0,05 кгс/см² (5 кН/м²); 
– середнього – від 0,05 до 3 кгс/см² (5 – 300 кН/м²); 
– високого – від 3 до 6 кгс/см² (300 – 600 кН/м²); 
– надвисокого – від 6 до 12 кгс/см² (600 – 1200 кН/м²). 
Магістральний газопровід – один із основних елементів газо-
транспортних систем. Сучасний магістральний газопровід споруд-
жується із сталевих труб діаметром до 1 420 мм на робочий тиск 7,5 
МПа з пропускною спроможністю до (50 – 60) млрд м³ газу на рік. 
Прокладають на глибині (0,8 – 1,0) м (до верхньої твірної труби) 
– підземне прокладання; на опорах – надземне прокладання; в 
насипних греблях – наземне. 
Для транспортування газу з морських газових промислів на 
берег споруджуються підводні магістральні газопроводи. 
До складу споруд магістральних газопроводів входять: 
– головна й проміжні компресорні станції (КС), призначені для 
компримування газу в початковому й проміжному пунктах траси; 
– пункти осушування газу і його очищення від Н2S і СО2 на 
головній компресорній станції; 
– приймальний термінал. 
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Для прикладу, історичний газопровід «Дашава – Київ» має 
загальну протяжність – 509,6 км, діаметр труби – 500 мм, пропускна 
здатність – 1,5 млн м³ за добу. На 1948 рік був найпотужнішим 
газопроводом у Європі (пропускна здатність – близько 2 млрд м³ на 
рік). Він налічував 230 переходів через природні та штучні перепони 
(24 річки, 36 залізниць, 46 шосейних доріг, 139 боліт і балок). Трасу 
обслуговували 573 км повітряної лінії зв'язку з 57 селекторними 
пунктами. Було збудовано 49 будинків лінійних обхідників і створено 
аварійно-ремонтні пункти (АРП) у Тернополі, Красилові та 
Бердичеві. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 11.1 – Перехід ниток газопроводу через річку 
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Магістральний газопровід багато в чому тотожний 
магістральному нафтопроводу і містить ті ж основні елементи: 
трубопровід, перекачувальні станції та засоби зв’язку. 
Трубопроводи для перекачування нафти й газу однакові. 
Компресорні станції газопроводу аналогічні до насосних станцій 
нафтопроводу й відрізняються від них лише особливостями 
обладнання, що обумовлено специфікою продукту, який 
перекачується. 
Лінійна компресорна станція, так само як і насосна на 
магістральному нафтопроводі, являє собою відповідальний та 
складний комплекс споруд зі своїм індивідуальним технічним 
господарством, експлуатаційною й ремонтною службою, засобами 
зв’язку, автоматики й телемеханіки. 
Захист труб магістральних газопроводів від ґрунтової корозії 
здійснюється зовнішньою протикорозійною ізоляцією та катодним 
захистом трубопроводів. Магістральні газопроводи оснащуються 
системами телемеханіки й зв’язку для можливості контролювання 
роботи компресорних станцій із центрального диспетчерського 
пункту, обладнаного автоматизованою системою керування 
технологічним процесом транспортування газу. 
Надійність магістральних газопроводів забезпечується 
створенням резерву газоперекачувальних агрегатів на компресорних 
станціях, застосуванням високоякісних сталевих труб, прокладанням 
паралельних ліній МГ із перемичками між ними. 
На компресорних станціях магістральних газопроводів великого 
діаметра (1020 – 1420 мм) після відцентрових нагнітачів установлюють 
апарати повітряного охолодження газу. На магістральних газопроводах 
менших діаметрів газ встигає охолоджуватися внаслідок теплообміну з 
ґрунтом. На кінцевому пункті магістрального газопроводу і кінцевих 
пунктах відгалужень від МГ газ надходить у газорозподільну станцію, де 
його тиск знижується до величини, яка допускається в цій 
газорозподільній системі. 
Магістральні газопроводи при підземному прокладанні заглиблюють 
у ґрунт на (0,8 – 1,0) м, при наземному прокладанні – розміщують у 
насипних греблях, а при надземному – прокладають на опорах. 
Для транспортування газу з морських газових промислів на 
берег споруджуються підводні магістральні газопроводи. 
Газопроводи мають деякі особливості порівняно з 
нафтопроводами, обумовлені великим питомим об’ємом газу і 
змінами цього об’єму під впливом тиску, який розвивається на 
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станціях при перекачуванні. До таких особливостей відносять 
збільшені діаметри газопроводів порівняно з нафтопроводами в 
еквівалентних газу вагових обсягах. 
Іншою особливістю магістрального газопроводу є підтримка 
значного тиску в кінці перегонів між станціями газопроводу, який має 
на всьому протязі один діаметр. Наприклад, якщо на нафтопроводі 
початковий тиск нафти на насосній станції, що дорівнює 5 МПа, 
знижується до кінця перегону практично майже до нуля, то на 
газопроводі тиск у кінці перегону підтримується на рівні 2 МПа, що 
відповідає оптимальним параметрам перекачування. 
До особливостей магістральних газопроводів належить також 
необхідність спеціальних заходів щодо запобігання утворенню в них 
гідратних пробок і заходів, пов’язаних із підвищеною 
вибухонебезпечністю газу. До основних особливостей магістральних 
газопроводів слід віднести особливо високі вимоги до безперебійності 
перекачування, тому що кожна більш-менш тривала зупинка 
газопроводу порушує постачання паливом споживачів і може 
спричинити зупинку видобутку газу в початковому пункті газопроводу, 
бо неможливо накопичувати його запаси в значних обсягах. 
Перед подачею в газопровід виконують очищення газу від 
домішок, які ускладнюють його транспортування або роблять 
небезпечним для використання внаслідок отруйності. Домішками, які 
ускладнюють транспортування газу, є волога, що міститься в газі у 
вигляді води чи водяної пари, конденсат і частинки крихких порід. 
Наявність вологи в газі, що перекачується, становить небезпеку, тому 
що може статися закупорка магістрального газопроводу крижаними й 
гідратними пробками або звуження робочого перерізу трубопроводу. 
Отруйною домішкою в природному газі для людини є 
сірководень, уміст якого в повітрі в кількості 0,01 % спричиняє 
отруєння, а 0,025 % – смерть. Крім того, сірководень дуже активно 
сприяє внутрішній корозії труб. 
Вуглекислота, що міститься в газі, є також корозійним агентом 
для труб, особливо за наявності кисню. 
Гідрати – це тверді речовини, які утворюються внаслідок 
з’єднання води та деяких вуглеводнів. Основні умови гідратоут-
ворення – наявність у газі вологи, високий тиск і певний мінімум 
температури, який у багатьох випадках значно вищий від нуля. 
Утворенню гідратів сприяють також чинники, що викликають 
перемішування газового потоку. 
Метановий гідрат утворюється за тиску 5 МПа й температури близько 
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7 °С, а етановий гідрат – за тиску газу 3,4 МПа і температури 14,5 °С. 
Для запобігання утворенню гідратів у температурних умовах 
перекачування газу по магістральному газопроводу необхідно 
попередньо осушити газ, знизивши в ньому вміст вологи до 
величини, за якої утворення гідратів неможливе. Ця величина 
відповідає вмісту вологи, при якому парціальний тиск водяної пари 
стає меншим від пружності парів гідрату. 
Для очищення природного газу від води й конденсату та від 
частинок крихких порід застосовують газові сепаратори. Їх принцип 
дії й конструкція аналогічні до нафтових сепараторів, які 
використовуються для відділення газу від нафти. 
Повністю звільнити газ від вологи за допомогою сепараторів 
неможливо, тому що весь водяний пар, що міститься в газі, проходить 
через сепаратор, не затримуючись у ньому. Тому за необхідності 
проводять спеціальне осушення газу шляхом конденсації водяної пари, 
яка містяться в газі, або поглинанням її спеціальними поглиначами. 
Конденсація водяної пари здійснюється шляхом охолодження 
газу в холодильних установках чи проведенням низькотемпературної 
сепарації. У процесі низькотемпературної сепарації при різкому 
зниженні тиску газу й відповідному збільшенні його об’єму 
втрачається велика кількість тепла й газ різко охолоджується. 
Залежно від перепаду тиску газ можна охолодити до декількох 
десятків градусів нижче нуля, внаслідок чого відбувається замерзання 
крапельок вологи й випадання її у вигляді шматочків льоду та інею в 
нижню частину сепаратора. 
Для здійснення низькотемпературної сепарації необхідно мати 
великий запас тиску на гирлі газових свердловин, щоб після зниження 
його в сепараторах, у головній частині магістрального газопроводу 
він становив (5 – 6) МПа. 
При осушенні газу поглиначами застосовуються тверді або рідкі 
речовини, які називаються сорбентами. Найбільшого поширення 
отримав сорбент діетиленгліколь. 
Від сірководню газ очищають, пропускаючи його крізь різні 
поглиначі, причому одні з них поглинають сірководень, а інші 
реагують з ним, утворюючи хімічні сполуки, які випадають у осад. 
Велику пожежонебезпеку становить витік газу з трубопроводу, 
бо газ з повітрям у певних пропорціях утворює «гримучу» суміш. 
Особливо небезпечний витік газу в закритих приміщеннях. Тому 
дуже важливо своєчасно виявити витік газу й усунути його, а також 
вилучити накопичену суміш шляхом інтенсивної вентиляції. 
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Наявність газу в повітрі легко виявити за запахом, але 
природний газ у більшості випадків запаху не має. Для надання 
природному газу специфічного запаху проводять його одоризацію на 
головній компресорній станції і на кінцевому пункті магістрального 
газопроводу. Речовини, що вводять у газ, називаються одорантами. 
Одорант повинен мати різкий і неприємний запах, щоб сигналізувати 
при найменшій наявності газу в повітрі. Разом із тим одорант і 
продукти його згоряння повинні бути нешкідливими для людини. 
Крім того, потрібно, щоб одорант не підвищував кородуючої дії газу, 
утворював із ним стійку суміш і був дешевим. 
Як одоранти застосовують етилмеркаптан, пенталарм, калодорант, 
каптан і сульфани. Перші чотири види одорантів виготовляють на 
нафтопереробних заводах із сірчистих нафт, а сульфани виготовляють із 
відходів сульфатцелюлозної промисловості. 
Одорант уводять у газ за допомогою одоризаційних установок 
двох видів – прямої дії й паралельно включеними. В установках 
прямої дії одорант подають у газопровід безпосередньо. У паралельно 
включених установках одорант уводять у паралельну гілку 
газопроводу, по якій тече частина газового потоку. 
За способом дії одоризатори поділяються на крапельні, ґнітові й 
барботажні. 
Крапельний одоризатор подає в газопровід рідкий одорант краплями 
або тонким струменем. Там він випаровується, змішуючись із газом. 
Ґнітовий одоризатор забезпечений ґнітами з фланелі, частково 
зануреними в рідкий одорант. Піднімаючись по ґноту, одорант 
випаровується із зовнішньої його частини й у вигляді пари 
змішується в одоризаторі з газом. 
У барботажних одоризаторах газ проходить крізь шар рідкого 
одоранту, в результаті одорант випаровується, й газ насичується його 
парами. 
В одоризаторах усіх трьох типів передбачається автоматичне 
регулювання подачі одоранту в газ для точного дозування суміші. 
Газотранспортна система (ГТС) України – одна з найбільших 
у світі ГТС. Вона виконує дві основні функції: забезпечення 
природним газом внутрішніх споживачів, а також транзит природного 
газу через територію України у країни Західної та Центральної 
Європи (рис. 11.2). 
Станом на 2010 роки ГТС України мала такі параметри: 
–  довжина газопроводів – 37,0 тис км; 
–  зокрема магістральних газопроводів – 22,2 тис км; 
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–  зокрема діаметром (1020 – 1420) мм – 14,0 тис км; 
–  газопроводів-відводів – 14,8 тис км; 
– пропускна здатність ГТС на вході – 288 млрд м3 на рік; 
– пропускна здатність ГТС на виході – 178,5 млрд м3 на рік; 
– зокрема у країни Європи – 142,5 млрд м3 на рік; 
– зокрема до Молдови – 3,5 млрд м3; 
– кількість компресорних станцій – 72; 
– кількість компресорних цехів – 110; 
– кількість газоперекачувальних агрегатів – 702; 
– потужність компресорних станцій – 5442,9 МВт; 
– кількість підземних газових сховищ (ПГС) – 13; 
– загальна активна місткість ПГС – 31 млрд м3. 
– кількість газорозподільних станцій – 1437. 
 
 
Рисунок 11.2 – Газотранспортна система України 
 
У 2015 році через українську ГТС транзит російського газу до 
країн Європи склав 67,1 млрд м3, у 2016 році – 82,2 млрд м3, у 2017 
році – 93,5 млрд м3, у 2018 році – 86,8, у 2019 році – 89,6 млрд м3. 
На березень 2009 загальна сума інвестицій, необхідних для 
модернізації та реконструкції ГТС України, становила 3 млрд 
18,5 млн дол., зокрема: 
– на реконструкцію та будівництво компресорних станцій – 
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1435,3 млн дол., 
– на модернізацію лінійної частини газопроводів – 616,3 млн дол.; 
– долю на підземні газові сховища – 455,3 млн дол.
Вартість модернізації та реконструкції ГТС України є набагато 
дешевшою, ніж будівництво нових газомагістралей, зокрема, 
«Північний потік» і «Південний потік» ($73 млрд). 
Пріоритетні проекти модернізації та реконструкції: 
Південний транзитний коридор, а саме:
– Газопровід Єлець – Кременчук – Кривий Ріг,
– Газопровід Ананьїв – Тирасполь – Ізмаїл;
Підземні сховища газу: 
– Більче-Волицько-Угерське, Богородчанське;
Газовимірювальні станції: 
– «Ужгород», «Берегове», «Дроздовичі», «Текове», «Орлівка». 

11.2  Газосховища 
 
Специфічною особливістю роботи газової промисловості є 
нерівномірна за часом витрата газу споживачами: містами, селищами, 
промисловими центрами, електростанціями. Найбільша потреба в газі 
зимою, найменша – влітку. Помітні також добові коливання в 
споживанні газу: в денні години його витрата значно більша, ніж 
уночі. Крім того, при ремонтах печей на теплоелектростанціях і 
заводах витрата газу тимчасово зменшується. 
Така нерівномірність у споживанні може спричинити певні 
неполадки в роботі газових промислів і магістральних газопроводів. 
Для забезпечення безперебійної роботи промислів і газопровідної 
мережі перед великими споживачами газу встановлюють буферні 
сховища. У них газ накопичується в періоди мінімального 
споживання й витрачається за потреби. 
Для компенсації сезонної нерівномірності газоспоживання 
поблизу кінцевого пункту магістральних газопроводів споруджуються 
підземні газосховища або сховища скрапленого природного газу (ЗПГ), 
в яких влітку створюється запас газу для подальшого його 
використання взимку або при збільшенні споживання. 
Наземні  сховища  природного  газу 
Для наземного зберігання газу використовуються: 
1) циліндричні (вертикальні й горизонтальні) або сферичні 
газгольдери постійного об’єму і змінного тиску; 
2) газгольдери змінного об’єму й постійного тиску; 
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3) природні підземні газосховища. 
Газгольдери постійного об’єму (рис. 11.3; 11.4) характеризують-
ся неповним використанням їх геометричної ємності. Наприклад, 
якщо газгольдер розрахований на максимальний тиск 0,8 МПа, а тиск у 
міському колекторі 0,2 МПа, то корисна ємність газгольдера шість 
геометричних об’ємів замість восьми, тобто коефіцієнт використання 75 %. 
 
 
 
 
 
Рисунок 11.3 – Схеми 
газгольдерів постійного 
об’єму 
а – вертикальний; 
б – горизонтальний; 
в – кульовий 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 11.4 – Світлини кульового і вертикального газгольдерів 
Газгольдери змінного об’єму розраховані на зберігання великого 
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об’єму газу під низьким тиском. Їх недоліками є труднощі герметизації, 
складність монтажу, громіздкість, тому що для зміни об’єму при 
постійному тиску їх обладнують плаваючими дахами або понтонами. 
Підземні  сховища  природного  газу 
Для компенсації сезонної нерівномірності газоспоживання, 
забезпечення рівномірної роботи газових промислів і магістральних 
газопроводів, накопичення використовуваних або стратегічних 
ресурсів газу поблизу кінцевого пункту МГ споруджують підземні 
газосховища чи сховища скрапленого природного газу, в яких улітку 
створюється запас газу для подальшого його використання взимку 
або при збільшенні споживання. Як підземні газосховища 
використовуються (рис. 11.5, 11.6): 
1) виснажені нафтові й газові родовища; 
2) різноманітні геологічні пастки пластових водонапірних систем; 
3) природні та штучно створювані в надрах землі тріщини, 
каверни, печери. 
Є багато підземних газосховищ найрізноманітнішої ємності – 
від кількох мільйонів до 3 млрд м3. 
Для підтримання порівняно високого тиску в кінці відбору газу 
й зменшення просування води при відборі повний об’єм підземного 
газосховища повинен перевищувати необхідний об’єм на величину 
від 40 до 100 % для вміщення буферного чи залишкового газу. 
 
 
Рисунок 11.5 – Схема ПГС у пористих пісковиках і в соляних 
печерах 
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Підземні газосховища розташовуються на трасі магістрального 
газопроводу перед великими споживачами газу. 
При зниженні споживання газу його закачують через 
свердловини в сховище, а при збільшенні споживання – відбирають зі 
свердловин і знову направляють у газопровід. 
Для зберігання скраплених природних газів використовують 
підземні тріщини, каверни, печери, стінки яких зміцнюють та 
герметизують. Печери можуть бути утворені шляхом вимивання 
гарячою водою солі в куполах. 
 
 
Рисунок 11.6 – Для зберігання 
природного газу використо-
вують: (A) соляні пласти, (B) 
покинуті шахти, (C) водоносні 
пласти, (D) виснажені 
нафтові/газові родовища, 
виробки в щільних гірських 
породах 
 
Перше у світі підземне сховище газу було побудоване в Канаді в 
1915 році. Найбільший розвиток ПГС отримали в США. Сьогодні 
підземні сховища газу мають США, Канада, Велика Британія, 
Франція, Україна, Німеччина, Нідерланди, Італія, Японія, РФ. 
Підземні  сховища  природного  газу  в  Україні  
Історія. Для надійного забезпечення газом споживачів в умовах 
нерівномірного відбору та в екстремальних ситуаціях в Україні було 
споруджено одну з найбільших в Європі мережу підземних сховищ 
газу, яка за своєю потужністю поступається лише російській. 
Перші ПГС – Олишівське і Червонопартизанське були створені 
у водоносних структурах і призначені для надійного газопостачання 
м. Києва. Дослідне закачування газу в Олишківське ПГС розпочалося 
у 1964 році, а у Червонопартизанське – у 1968 році. 
Подальший розвиток підземного зберігання газу базувався 
переважно на використанні відпрацьованих газових родовищ 
Прикарпаття. ПГС виконували не лише функцію надійного 
забезпечення внутрішніх споживачів, а й стали запорукою 
стабільного експортного постачання газу в європейські країни. 
У 1969 році вперше проведено дослідно-промислове закачування 
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газу у відпрацьовані горизонти Угерського родовища. У 1973 році для 
регулювання газопостачання м. Львова розпочалося спорудження 
Дашавського ПГС. При його спорудженні було використано відпрацьовані 
горизонти Дашавського родовища, для закачування супутнього газу 
розташованого неподалік Долинського нафтового родовища. 
У 1979 році почалося дослідно-промислове закачування газу в 
Опарське та Богородчанське ПГС. Протягом 1983 – 1992 років на основі 
двох взаємодіючих покладів XVI горизонту створено одне з найбільших 
у світі Більче-Волицько-Угерське ПГС. У 1973 році розпочато 
будівництво у водоносній структурі Краснопопівського ПГС. У 1987 
році на базі відпрацьованого родовища споруджено Вергунське ПГС на 
Донеччині. На вироблених газових родовищах у 1983 році створено 
Глібівське ПГС у Криму, та в 1986 році – Пролетарське ПГС у 
Дніпропетровській області. У 1987 році споруджено ПГС у 
відпрацьованих газових пластах Солохівського родовища на 
Полтавщині, а в 1988 – Кегічівського ПГС на Харківщині. 
Сучасний стан. Станом на початок ХХІ ст. – комплекс 
підземних газосховищ на території України складається з 13 об'єктів, 
проектна потужність яких за активним газом становить 37,8 млрд м3, 
із максимальною добовою продуктивністю – 383,0 млн м3. За своїми 
показниками український комплекс ПГС займає третє місце в світі 
(після США та РФ) і друге – в Європі. Питома вага активної місткості 
українських ПГС в Європі складає 20 %. 
Об’єм підземних газосховищ не лише повністю забезпечує 
потреби держави, а й може бути використаний для газопостачання 
інших європейських країн. ПГС відіграють важливу роль при 
виникненні екстремальних ситуацій. Так, у січні 2009 року при 
повному припиненні подавання газу з РФ вдалося забезпечити 
газопостачання споживачів східних і південних регіонів нашої 
держави зі сховищ Прикарпаття. 
ПГС розташовані в усіх нафтогазових провінціях країни на 
глибині від 400 до 2000 м. 
За місцем розташування та підключення до системи 
магістральних газопроводів в Україні виділяють чотири комплекси 
підземного зберігання газу: Західний, Центральний, Східний і 
Південний. 
Західний комплекс створений у Прикарпатському регіоні в 
системі трансконтинентальних, міждержавних і внутрішньодержавних 
газопроводів і має 5 ПГС: Більче-Волицько-Угерське (16 гор.), Угерське 
(14 –15 гор.), Опарське, Дашавське й Богородчанське. Підземні 
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газосховища комплексу пов'язані системою газопроводів, що створює 
сприятливі умови для перерозподілу потоків газу, задоволення потреб 
місцевих і віддалених споживачів. Також є можливість накопичувати 
необхідні резерви газу для  вирішення оперативних і стратегічних 
завдань. Досягнута потужність комплексу за активним об'ємом 
становить близько 81 % від загального обсягу активного газу в 
газосховищах країни; за фондом експлуатаційних свердловин – 53 % 
від загальної кількості експлуатаційних свердловин, пробурених на 
підземних газосховищах України. 
Центральний комплекс, охоплює Олишівське, 
Червонопартизанське, Солохівське й Кегичівське ПГС, і створений у 
Київській системі внутрішніх, міждержавних і трансконтинентальних 
газопроводів, і призначений для забезпечення надійності 
газопостачання споживачів м. Києва, Київської, Харківської, 
Полтавської та Чернігівської областей. 
Досягнута величина активного об'єму газу 11,5 % від загального 
обсягу активного газу в газосховищах країни; фонд експлуатаційних 
свердловин – 16 % від загальної кількості експлуатаційних 
свердловин, пробурених на ПГС. 
Східний комплекс у складі Краснопопівського та Вергунського 
газосховищ створений у системі Донецького кільця газопроводів і 
призначений для забезпечення надійності газопостачання споживачів 
Донбасу. Обсяг активного газу в межах комплексу 2,5 % від 
загального обсягу активного газу в ПГС країни, а фонд 24 
експлуатаційних свердловин становить 8 % від загальної кількості 
експлуатаційних свердловин, пробурених на ПСГ. 
Південний комплекс створений у Придніпровському регіоні в 
системі газопроводів південного напрямку та містить у собі 2 
підземні газосховища: Пролетарське й Глібівське. Досягнута 
величина активного об'єму газу в межах комплексу 5 % від 
загального обсягу активного газу в ПГС країни, фонд 
експлуатаційних свердловин – 23 % від загальної кількості 
експлуатаційних свердловин, пробурених на ПСГ України. 
 
11.3.  Транспортування  скрапленого  газу  (LNG)  
 
Зріджений  природний  газ 
Зріджений (скраплений) природний газ (ЗПГ) – природний 
вуглеводневий газ, який за нормальних температури й тиску 
навколишнього середовища перебуває в газоподібному стані, але за 
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дуже низької температури переходить у рідинний стан, що полегшує 
його зберігання і перевезення. 
Країни-експортери та імпортери ЗПГ показані на рис. 11.7. 
 
 
Рисунок 11.7 – Країни-експортери (червоним) та імпортери (синім) 
ЗПГ у 2009 році 
Основною сировиною для одержання зріджених вуглеводних 
газів є штучні та природні нафтові гази: 
а) супутній нафтовий газ на газобензинових заводах; 
б) газ термічної й термокаталітичної переробки нафти й 
нафтопродуктів на установках термічного каталітичного крекінгу, 
піролізу й коксування, алкілювання та інших процесів; 
в) штучні гази на заводах синтетичного моторного палива 
(заводи деструктивної гідрогенізаційної переробки вугілля й важких 
нафтопродуктів, синтезу моторного палива з оксиду вуглецю та 
водню тощо); 
г) природні гази, які містять, крім метану, важкі вуглеводні. Так 
як у природних газах обсяг важких вуглеводнів (пропану й бутану) 
невеликий, зріджений газ одержують із них дуже рідко; 
д) газоконденсатні родовища промислового значення. 
Найбільшу цінність для одержання рідких вуглеводневих газів 
мають попутні нафтові гази. Нафта на виході сепараторів, залежно від 
режиму сепарації, також має значну кількість розчинених у ній 
важких вуглеводневих газів. Гази, які виділяються з нафти, після 
сепараторів містять близько 30 % пропану, (30 – 35) % бутану й 
близько 30 % газового бензину. Ці отримані в результаті стабілізації 
нафти гази є цінними для отримання зріджених газів, які, зазвичай, і 
вилучаються на газобензинових заводах. 
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Перспективи  зрідження  газів 
За оцінками експертів виробництво зрідженого газу (ЗГ) – один 
із секторів ринку енергоресурсів, що найшвидше зростає. 
На початку ХХІ ст. споруджуються додаткові потужності для 
отримання 40 млрд м3 зріджених газів, у стадії проєктування 
потужності на (40 – 116) млрд м3 зріджених газів. У 2006 році 10 
країн Латинської Америки ухвалили рішення про створення у регіоні 
значних потужностей зі зрідження газу. 
Станом на 2007 рік обсяг продажу ЗГ становив близько 27 % від 
світових експортних продаж. Згідно з оцінками на 2010 рік у США на 
частку ЗГ припадає основне зростання імпорту природного газу. 
Багато європейських країн розглядають можливість інвестицій у 
інфраструктуру імпорту зрідженого газу, зокрема у потужності з 
транспортування ЗГ. Сьогодні мова вже йде про створення організації 
країн-експортерів зрідженого газу (на кшталт ОПЕК – організації 
країн-експортерів нафти). 
Світовий ринок зрідженого газу на початку ХХІ ст. 
контролюють Катар, ОАЕ, Алжир, Малайзія, Індонезія. Зростають 
поставки ЗГ із Ірану, Нігерії, Австралії. 
Імпортери ЗГ в основному східно-азійські країни: Японія, Корея, 
Тайвань (разом – близько 60 %). Крім того – США (8 %), Індія, 
Туреччина, країни Європи (близько 25 %).  
Одним із ключових чинників у ланцюгу виробництва й 
використання зрідженого природного газу є його транспортування, 
тому розвиток технологій транспортування ЗГ суттєвим чином 
визначить перспективи всього напрямку зрідження паливних газів у 
недалекому майбутньому. Варіант танкерного транспортування 
зрідженого газу показано на рисунку 11.8. LNG-термінал показано на 
рисунку 11.9. 
Рисунок 11.8 – Варіанти морських LNG-транспортів зрідженого газу 
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У кінці листопада-на початку грудня 2012 року норвезький LNG-
танкер «Річка Об» (Ob River) здійснив подорож Арктичним океаном із 
терміналу Statoil ASA в Норвегії до терміналу Тобата в Японії. 
Подорож Арктичним океаном на три тижні коротша порівняно з 
традиційним шляхом через Середземне море, Суецький канал і повз 
Азію. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 11.9 – LNG-термінал 
Перетворення зрідженого газу у газоподібний стан відбувається в 
системі випаровування за допомогою нагріву. Підігрів здійснюють 
прямим і непрямим способом. У першому випадку газ отримує тепло 
безпосередньо від гарячого теплоносія, у другому – тепло надходить до 
газу крізь проміжний теплоносій, що обігрівається гарячим 
теплоносієм. Найчастіше в якості гарячого теплоносія використовується 
морська вода, а в якості проміжного теплоносія – пропан. 
За потужністю ЗПГ-терміналів, як і за обсягом імпорту ЗПГ, 
веде перед Японія – 246 млрд кубометрів на рік за даними 2010 року. 
На другому місці США, більше 180 млрд кубометрів на рік (дані 
2010 року). У цілому на 2010 рік сукупна потужність терміналів 
перевищила 800 млрд кубометрів. 
Скраплений  газ  в  Україні 
Перспективним є споживання скрапленого газу і в Україні, що 
може полегшити вирішення питання диверсифікації джерел 
постачання природного газу в Україну без прив′язки до існуючої 
мережі магістральних газопроводів. Поставки скрапленого газу в 
Україну через термінал в одному з портів Чорного моря передбачені 
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«Концепцією диверсифікації джерел постачання газу та нафти в 
Україну» 1996 року (відкоригований варіант – від 17.08.2000). 
Найбільш наближеними до України і альтернативно пріоритетними 
для її диверсифікаційних інтересів є газоносні райони Середньої Азії 
та Середнього Сходу. За експертними оцінками ціна скрапленого газу 
для України може скласти $(110 –155) за 1000 м3. 
Указом Президента України № 681/2009 введено в дію рішення 
Ради національної безпеки і оборони України від 5 червня 2009 року 
«Про розвиток ринків паливно-енергетичних ресурсів в рамках реалізації 
Енергетичної стратегії України на період до 2030 року». Зокрема, 
передбачено забезпечення диверсифікації джерел, постачальників, 
маршрутів та способів транспортування природного газу шляхом: 
– поставок природного газу з прикаспійських і 
середньоазійських держав; 
– участі у проєктах із розвідки, розробки й експлуатації родовищ 
вуглеводнів на території Африки й Близького Сходу; 
– поставок зрідженого природного газу із держав Африки й 
Близького Сходу та розширення його використання в Україні. 
У 2011 році урядом України затверджено документацію щодо 
національного проєкту «LNG-термінал» – морський термінал із 
прийому скрапленого природного газу. У 2014 році Кабінет міністрів 
вирішив повернутися до ідеї будівництва LNG-терміналу з 
приймання зрідженого природного газу в обсязі 10 млрд м³ на 
узбережжі Чорного моря. 
Проєкт терміналу на першому етапі передбачав використання 
плавучого танкера, який буде забезпечувати регазифікацію 
природного газу для подальшої подачі в газотранспортну систему. 
Другий етап передбачав будівництво стаціонарних об'єктів, які 
забезпечать регазифікацію. Платформу планувалося взяти в оренду у 
американської компанії Excelerate Energy. 
Експлуатація LNG-терміналу, на думку авторів проєкту, дає 
можливість наростити потужність до 10 млрд кубометрів на рік. 
Приблизна вартість проєкту – 846 млн євро. 
У вересні 2017 року представники портової галузі Катару й 
Міністерства інфраструктури України досягли домовленостей щодо 
співпраці в будівництві стаціонарного СПГ-терміналу на 
чорноморському узбережжі України, який мав підключитись до 
газотранспортної системи. 
Водночас, у Польщі в 2015 році побудовано великий LNG-
термінал у Свіноуйсьце (недалеко від Щецина). У 2017 році вже була 
295 
протестована доставка газу в Україну через термінал у Свіноуйсьце. 
Паливо було доставлено зі США в танкері-газовозі й далі по 
газотранспортній системі доставлено на українську територію. 
Наразі у 2020 році аналітичний центр «Український інститут 
майбутнього» повідомив, що український LNG-термінал може бути 
введений у експлуатацію в 2025 році20. 
 
11.4.  Транспортування  стисненого  газу  (CNG) 
 
Особливості  використання  технології  CNG 
Існуюча газотранспортна система більшості основних держав- 
експортерів газу Євразійського континенту базується на 
трубопровідному транспорті. Події останніх років продемонстрували 
не тільки необхідність модернізації й відновлення системи, але й 
вразливість «колективної газової труби». У будь-який час усі 
учасники транспортування газу (як експортери, так і імпортери) 
можуть стати заручниками форсмажорних обставин, які склалися на 
будь-якій ділянці газопроводу. Питання транспортування й 
споживання гігантських обсягів газу на далекі відстані вже 
неможливо вирішити за допомогою однієї лише газової труби. Тому 
питання диверсифікації шляхів і засобів транспортування газу дуже 
актуальне в сучасній газовій промисловості. 
Сьогодні активно розвивається практика транспортування 
компримованого природного газу по морю. Технологія CNG 
(Compressed Natural Gas) – це нова перспективна технологія 
транспортування природного газу в стислому вигляді на суднах 
спеціальної конструкції (судна CNG). Її особливість полягає в тому, 
що природний газ можна завантажувати на такі судна безпосередньо з 
родовища, а розвантажувати – безпосередньо у споживчу мережу. Це 
виключає значні витрати на будівництво морських трубопроводів або 
заводів зі скраплення газу для доставки його на ринок суднами LNG 
(Liquefied Natural Gas). Основним об'єктом капіталовкладень у новій 
технології є самі судна CNG. 
Найпривабливіша технологія CNG для введення у комерційний 
обіг морських (офшорних) родовищ природного газу. За численними 
оцінками міжнародних експертів, транспортування природного газу 
на суднах CNG буде в (1,5 – 2,0) рази вигідніше порівняно з 
                                                          
20
 СПЕЦПРОЕКТИ https://delo.ua/business/ukraina-hochet-postroit-pervyj-terminal-szhizhen-
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транспортуванням морськими трубопроводами або у зрідженому 
стані на суднах LNG при обсягах поставок від 0,5 до  
4,0 млрд м3/рік на маршрутах протяжністю від 250 до 2500 морських 
миль. Це дає можливість налагодити газопостачання в гірських і 
багатоводних районах континентів, а також інших віддалених 
малогазифікованих регіонах. Ця технологія заслуговує на особливу 
увагу в разі розробки малопотужних виснажених газових і нафтових 
родовищ і при видобутку газу з малодебітних свердловин. 
Однією з відомих альтернатив газової труби є контейнерне 
транспортування компримованого газу (КПГ). Розвиток цього виду 
транспортування газу пов'язаний із обслуговуванням порівняно 
незначних і спеціалізованих газових потоків – заправка автомобільного 
транспорту, газопостачання до районів з відносно незначними обсягами 
споживання. Але в сучасних економічних умовах із періодичними 
кризовими явищами, зростанням цін на енергоносії й загостренням 
конкуренції між провідними світовими економіками контейнерний 
спосіб перевезення може стати реальною альтернативою для малої й 
середньої енергетики. 
Якщо звернутися до структури споживання природного газу, то 
слід зазначити, що основні споживачі природного газу – це 
електроенергетика й велика промисловість, на які випадає відповідно 
24,4 і 32,3 % всього газу. Зазвичай, ці сегменти ринку представлені 
потужними електростанціями й заводами, для яких альтернативи 
газовій трубі немає. Винятком можуть бути потужні системи поставок 
зрідженого газу. Але два інші сегменти газового ринку – комерційний і 
житлово-побутовий (14 % і 21,8 % відповідно) – не мають таких 
жорстких обмежень і можуть бути віднесені до малої і середньої 
енергетики. 
До особливостей комерційного й житлово-побутового сегментів 
газового ринку слід віднести значні сезонні та інші коливання в 
споживанні, градацію в обсягах і географії газопостачання, чутливість 
до цінової політики газових трейдерів. Все це робить трубопровідний 
транспорт не дуже зручним способом газопостачання і висуває в ряді 
випадків на передній план саме контейнерні засоби транспортування 
газу (рис. 11.10). 
Сьогодні технологія контейнерного перевезення газу на євро-
пейському континенті дуже недооцінена. На тлі значних досягнень 
контейнерного перевезення газу на території Південної та Північної 
Америки в державах Євразії ця технологія має значний інвестиційний 
та інноваційний потенціал. У Європі, зазвичай, контейнери 
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використовують для транспортування зріджених вуглеводневих газів, 
виробництво яких потребує значних капітальних витратах на 
будівництво установок зі зрідження і регазицікації природного газу. 
а б в 
Рисунок 11.10 – Устаткування для пересувних автомобільних 
газонаповнювальних компресорних станцій (АГНКС) 
а – пересувна метанова заправка; б – балони для АГНКС; в – метановози 
Але досвід показав, що така технологія не дозволяє перекрити 
сезонні коливання попиту на енергоносії. А контейнерне транспортування 
газу зазвичай обмежуються обслуговуванням мережі автомобільних 
метанових заправок (рис. 11.10 а) і газопостачанням окремих 
споживачів – невеликих населених пунктів і виробництв. Це 
пов'язано з порівняно незначним парком газових контейнерів, їх малою 
місткістю (рис. 11.10 б) і значною вартістю природного газу під час 
закупівлі у газових трейдерів. Сьогодні переважно використовуються 
автомобільні засоби доставки контейнерів споживачам (рис. 11.10 в). 
При трубопровідному транспортуванні метану, а також 
транспортуванні зрідженого вуглеводневого газу  виробник несе великі 
витрати. Адже для отримання зрідженого природного газу газ треба 
спочатку перевести з газового в рідкий стан, а потім за допомогою 
складних холодильних термобарокамер здійснити його 
транспортування, після чого на спеціальному обладнанні 
регазифікувати, тобто підготувати до використання у вигляді газу. Що 
стосується трубопровідного транспортування метану, то його слід не 
тільки очистити від гідратоутворюючих домішок, але і протягом всієї 
трубопровідної лінії транспортування додатково компримувати на 
потужних газокомпресорних станціях (ГКС). 
Використання контейнерного перевезення не вимагає такої 
підготовки. Це головна перевага такого виду транспортування. Адже 
вимоги до його якості визначаються споживачем і можуть бути значно 
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занижені. Дійсно, наявність вищих вуглеводневих домішок у метані 
тільки піднімає його калорійність, рідкі домішки і вода легко 
вилучаються з газу шляхом дренування контейнера, і ця операція майже 
не потребує додаткового обладнання, а утворенню гідратів легко 
запобігти додаванням незначної кількості метанолу або простим 
обігрівом редукуючих елементів. Винятком можуть стати лише 
небезпечні або шкідливі домішки – сірководень, сірка або оксид 
вуглецю. 
Тому при контейнерному перевезенні можна використовувати 
технологію транспортування неочищеного природного газу. Це дає 
велику перевагу контейнерної форми перевезення перед іншими 
видами транспортування газу, оскільки з'являються економічні 
підстави для розробки малих і виснажених газових родовищ, 
спрощується транспортування попутного газу з нафтових родовищ, 
значно розширюється географія і способи газопостачання уздовж 
газотранспортних магістралей. Сьогодні вже створено цілий ряд 
компресорів для підготовки природного газу до контейнерного 
перевезення (рис. 11.11). 
 
Рисунок 11.11 – Світові зразки компресорного устатковання для КПГ 
Для виготовлення сучасних газових контейнерів 
використовують труби високого тиску діаметром (0,3 – 0,5) м. Це 
дещо обмежує як обсяги транспортування, так і споживання газу. 
Основним завданням для технологій контейнерних перевезень у 
багатьох країнах Європи в цей час є створення універсального 
контейнера великої місткості на базі сталевих труб діаметром (0,5 – 
1,0) м, який міг би використовуватися при перевезенні газу 
автомобільним, залізничним або морським транспортом. 
Контейнерне перевезення компримованого природного газу уже 
досить відомий у світі спосіб транспортування КПГ (рис. 11.12). Уже є 
міжнародні стандарти на 20-ти і 40-футові балони (рис. 11.13) з тиском 
до 2,5 МПа (ISO 11120) і до 20 МПа (DOT 3AAX 2900). На основі цих 
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стандартів корейська фірма NK Co., Ltd Korea вже налагодила 
виготовлення контейнерів для перевезення компримованого газу. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 11.12 – Світові зразки контейнерних метановозів 
Останнім часом з'явилися труби значних діаметрів (1,22 м) із високим 
робочим тиском 22 МПа (виробники Europipe і ЗАТ «ОМК»). Їх почали 
виробляти для зменшення витрат на транспортування газу і для таких 
проєктів, як Nord Stream. Тому з'явилася можливість підвищити 
місткість контейнерів для транспортування. 
Розглянемо приклад використання універсальних контейнерів із 
високим тиском (до 25 МПа). При повному завантаженні в контейнерах 
фірми NK Co., Ltd Korea можна перевозити автомобілем до 5 300 м3 
компримованого газу (рис. 11.13). А це відповідає місячній потребі 
невеликого селища в літній період року або добового видобутку газу 
малодебітних свердловин. Використання таких метановозів дозволяє 
проводити розробку навіть невеликих газових родовищ із малою 
кількістю свердловин. А за наявності додаткового обладнання на рамі 
контейнера – газомотокомпресора незначної потужності, 
одоризаційної метанольної установки – можна взагалі обходитися без 
стаціонарних установок підготовки газу. Такі системи дозволять 
забезпечити не тільки видобуток газу, але і його транспортування, а 
також реалізацію дрібним споживачам (населені пункти, пересувні 
будівельні й військові бригади, табори експедицій тощо). 
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Рисунок 11.13 – 20-ти і 40-футові контейнери фірми NK Co. Ltd 
Аргентинська фірма Galileo використовує газові контейнери 
високого тиску для газопостачання віддалених районів країни, куди 
прокладати газопровід економічно недоцільно (рис. 11.14). Але тут 
використовуються контейнери, зібрані на основі багатьох елементів 
малої місткості, а газ для компримування і транспортування беруть 
підготовлений (із газопроводу). Ця технологія отримала назву 
«віртуальна труба» і показала дуже хороші практичні результати. Але 
для вологого газу вона не придатна, адже з багатьох паливних 
елементів складно дренувати конденсат і домішки. 
 
Рисунок 11.14 – Технологія «віртуальна труба» і обладнання  
фірми Galileo 
Використання автомобільного транспорту для контейнерних 
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перевезень виправдане при оперативному газопостачанні відносно 
невеликих споживачів, яким потрібні незначні обсяги газу, особливо 
вздовж магістральних газопроводів. 
Для збільшення обсягів контейнерних перевезень більше 
підходять автопоїзди, залізничний і морський транспорт. 
Використання залізничних платформ дозволяє збільшити 
кількість контейнерів в одній збірці й відстані транспортування. 
Розвинута мережа залізниць, невеликі питомі витрати на перевезення 
вантажів і відпрацьована система керування транспортними потоками 
роблять цей спосіб транспортування дуже привабливим для 
організації газопостачання споживачів комерційного та житлово-
комунального сегментів газового ринку. Крім того, є можливість 
створення для великих споживачів окремих спеціалізованих 
газотранспортних залізниць із обмеженими термінами існування або 
сезонними технологічними циклами. Перевагою таких доріг є 
порівняно низька вартість будівництва – з урахуванням самої дороги, 
залізничних платформ, тепловозів і контейнерів дешевше в (1,5 – 2) 
рази. Крім того, після виснаження родовищ джерел сирого й 
підготовленого газу – залізницю можна легко демонтувати, 
реорганізовувати логістику або використовувати для інших цілей. 
Якщо в якості палива для потягів використовувати метан, то витрати 
також знизяться. 
У разі технічних проблем (аварії, ремонти, технічне 
обслуговування) втрати товарного газу порівняно з газопроводом 
значно менші, а безпека вища. Крім того залізничні контейнерні 
перевезення значно гнучкіші в керуванні, що в умовах економічної 
кризи може стати вирішальним чинником як для газодобувних 
компаній, так і для трейдерів і споживачів щодо збереження 
конкурентоспроможності. 
Економічність зворотних рейсів можна підвищити завдяки 
транспортуванню продуктів очищення газу після його використання 
(газовий конденсат, нафта, вода) і додавання вагонів із іншими 
товарами і матеріалами (сировина, місцева продукція, військові 
дислокації, наукові та будівельно-технічні перевезення тощо). 
Використання морського транспорту завжди відрізнялося від 
інших видів низькою вартістю. Крім використання класичних суден- 
газовозів для ЗПГ і контейнеровозів, є можливість буксирування 
збірок контейнерів безпосередньо по воді (рис. 11.15). 
302 
 
Рисунок 11.15 – Схема буксирування контейнерів морем 
Така схема має багато переваг: 
–  необмежена кількість контейнерів; 
– можливість від'єднання збірки контейнерів і її керованого 
занурення для захисту від океанських хвиль у разі аварії або шторму; 
– можливість перевезення додаткових вантажів; 
– використання на невеликих водних артеріях із малою глибиною 
і болотах, а також на малих морських газових родовищах. 
Ця технологія прийнятна як для потужних морських газових 
родовищ (Штокманівське, Північне/Південний Парс), так і для 
невеликих або виснажених, а також для нафтових із наявністю 
супутнього газу. 
Сама форма видобутку, підготовки й транспортування природ-
ного газу за допомогою контейнерів різної місткості несе в собі 
великий потенціал диверсифікації шляхів, засобів транспортування й 
використання газу, значно розширює можливості комерціалізації 
газотранспортних поставок у Європу, дозволяє застосовувати такі 
варіанти фінансування, які не підходять для гігантських газотранс-
портних контрактів. Усе це дозволяє розширити географію газ одо-
бувної промисловості, збільшити глибину розробки як класичних 
газових родовищ, так і родовищ із важковидобувними запасами 
(наприклад, поклади сланцевого газу). Відкривається доступ малому і 
середньому бізнесу (теплові мережі) і виробництвам державного 
підпорядкування. 
На пізній стадії експлуатації родовищ, а також для віддалених 
малодебітних свердловин мінімальною вимогою стане встановлення 
мобільного спеціалізованого компресорного устаткування, яке 
поширене на нафтогазовому ринку і вже сьогодні впроваджується 
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численними компаніями. 
Дуже показовим є приклад ринкових процесів в Україні. При 
річному перекачуванні газу через Українську ГТС 179 млрд м3 
витрата паливного газу становить 6 млрд м3 (3,3 %). При вдалому 
використанні альтернативних видів транспортування газу ця цифра 
може бути відчутно знижена, адже структура споживачів газового 
ринку дуже багатогранна, а ГТС призначена для транспортування 
великих обсягів газу. Вдала інтеграція в систему газопостачання 
альтернативних видів транспортування може доповнити українську 
ГТС і зробити її більш конкурентоспроможною. 
 
 
 
Контрольні питання 
1. Дайте загальну характеристику зрідженого (скрапленого) 
природного газу. 
2. Опишіть сучасний стан LNG-технології в світі. 
3. Розкрийте тему «Скраплений газ в Україні». 
4. Охарактеризуйте перспективи зрідження газів. 
5. Опишіть технологію регазифікації зрідженого газу. 
6. Опишіть особливості і область використання технології LNG. 
7. Дайте загальну характеристику зрідженого (скрапленого) 
природного газу. 
8. Дайте загальну характеристику технології CNG. 
9. Опишіть особливості, техніку й основні операції технології CNG. 
10. Які перспективні сфери застосування технології CNG? 
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СЛОВНИК  ТЕРМІНІВ  ВИКОРИСТАНИХ 
У  НАВЧАЛЬНОМУ  ПОСІБНИКУ 
 
Абсолютно-вільний дебіт – умовна величина, яка характеризує 
дебіт газу за тиску на вибої, рівного атмосферному тиску. 
Абсорбенти – природні та штучні речовини, здатні до абсорбції – 
вбирання газів або рідин усім об’ємом (на відміну від адсорбції) 
рідини чи твердого тіла, що є абсорбентом. 
Адсорбенти – тверді або рідкі речовини, на поверхні частинок 
яких відбувається адсорбція – вибіркове поглинання речовини з 
газового чи рідкого середовища поверхневим шаром твердого тіла 
(адсорбенту) чи рідини. 
Відносний дебіт – відношення дебіту недосконалої свердловини 
до дебіту досконалої. 
Вільний дебіт – дебіт свердловини за тиску на буфері, рівного 
атмосферному тиску. 
Газове родовище – один поклад або група покладів, 
розташованих на одній території. 
Газовий поклад – місце скупчення природного газу у вільному 
стані в порах і тріщинах гірських порід. 
Газодинамічні дослідження пластів і свердловин – комплекс 
методів для отримання інформації про термобаричні та фільтраційні 
характеристики газових і газоконденсатних пластів, умови припливу 
газу до вибоїв свердловин і продуктивності останніх. Проводяться 
при стаціонарному і нестаціонарному режимах фільтрації. 
Ефект Джоуля-Томсона – зміна температури газу або рідини при 
стаціонарному адіабатичному дроселюванні – повільному протіканні 
газу під дією постійного перепаду тисків крізь дросель (пористу 
перемичку). Цей ефект є одним із методів отримання низьких 
температур. 
Ємність дренажної зони свердловини – добуток ефективної 
товщини на пористість і газонасиченість. 
Зріджений (скраплений) природний газ (ЗПГ) – природний 
вуглеводневий газ, який за нормальних температури й тиску 
навколишнього середовища перебуває в газоподібному стані, але за 
дуже низької температури переходить у рідинний стан, що полегшує 
його зберігання і транспортування. 
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Індикаторна крива – рівняння припливу газу до вибою 
свердловини, яке характеризує залежність втрат тиску у пласті від 
дебіту газу. 
Конструкція свердловини – поєднання кількох колон обсадних 
труб різної довжини і діаметра, які спускають концентрично одна 
всередині іншої у свердловину. 
Крикондентерма ‒ точка на фазовій діаграмі багатокомпонентної 
газової суміші, яка відповідає максимальному значенню температури. 
Криконденбара ‒ точка на фазовій діаграмі багатокомпонентної 
газової суміші, яка відповідає максимальному значенню тиску цієї 
кривої. 
Критична швидкість ‒ швидкість, яка дорівнює швидкості 
звуку у природному газі заданого складу. 
Метод сталих відборів – дослідження свердловин при 
стаціонарних режимах фільтрації. 
Освоєння свердловини – виклик припливу газу або пластової 
рідини з пласта, очищення вибійної зони і забезпечення умов, за яких 
продуктивний пласт починає віддавати газ у необхідному обсязі.  
Промисловий газовий поклад – рентабельний газовий поклад, 
коли сума витрат на видобуток, транспортування і використання газу 
менша за отриманий економічний ефект від його застосування.  
Режим газового покладу (режим роботи пласта) – прояви 
домінуючої форми пластової енергії, що спричиняє рух газу у пласті і 
обумовлює приплив газу до свердловин у процесі розробки покладу. 
Сайклінг-процес – закачування в пласт сухого газу, видобутого 
з того ж покладу, для підтримання пластового тиску на рівні тиску 
початку конденсації. 
Скін-фактор – гідродинамічний параметр, що характеризує 
додатковий фільтраційний опір течії флюїдів у привибійній зоні 
пласта (ПЗП), що приводить до зниження видобутку (дебіту) 
порівняно з досконалою (ідеальною) свердловиною. Причинами скін-
фактора є гідродинамічна недосконалість розкриття пласта, 
забруднення ПЗП, інші нелінійні ефекти (турбулентний плин, 
розгазування, стиснення скелета гірської породи тощо). 
Технологічний режим експлуатації газових свердловин –
розрахована в часі зміна дебіту, тиску, температури і складу газу на гирлі 
свердловини при прийнятій умові відбору газу на вибої свердловини.  
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КОРОТКИЙ  УКРАЇНСЬКО-АНГЛІЙСЬКИЙ  СЛОВНИК 
НАФТОГАЗОВИХ  ТЕРМІНІВ 
 
Бло кове заводнення – block contour flooding 
Ванна солянокислотна – hydrochloric acid bath 
Вибіркове заводнення – selective (water)-flooding 
Видобування нафти (газу) – oil (gas) recovery 
Витіснювальний агент – displacement agent 
Внутрішньоконтурне заводнення – contour flooding 
Водорозподі льна систе ма – water distribution system 
Га зова промисло вість – gas industry 
Га зовий промисел – gas field 
Газове родовище – gas field 
Газова свердловина – gas well, gasser 
Газовий сепаратор – gas separator 
Газові методи підвищення нафтовилучення – gas methods of 
keeping reservoir pressure and enhanced oil recovery 
Газогідратне родовище – gas-hydrate field 
Газоконденсатно-нафтове родовище – gas condensate oil field 
Газорідинний підіймач – gas-liquid lift, gas-lift 
Гідророзрив пласта  – hydraulic fracturing, fracking 
Горизонтальне буріння – directional drilling 
Дебі т – discharge, flow rate, yield, production rate 
Диз’юнктивні порушення – disjunctive break, disturbance, fracture 
Заводнення – flooding 
Законтурне заводнення – perimeter flooding, marginal flooding, 
edge water flooding 
Зона нафтогазонакопичення – zone of oil and gas accumulation 
Зріджений природний газ, також скраплений природний газ 
(СПГ) – LNG (liquefied natural gas) 
Квазістаціона рний проце с – quasistationary process 
Коксовий газ – coke-oven gas 
Максимально допустимий робочий дебіт газової 
свердловини – maximum permissible working debit of gas mining hole 
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Метан вугільних пластів – methane of coal deposits 
Модель пласта – formation model 
Морські нафтогазові промисли – off-shore oil and gas fields 
Нафтогаз ова промисло вість (га лузь) – oil and gas industry, 
petroleum industry 
Нафтогазовий сепаратор – oil and gas separator 
Нафтогазопромислова геологія – oil and gas field geology 
Нафтогазонасиченість залишкова – residual saturation of oil and gas 
Нафтогазоматеринські породи – parent rocks of oil and gas, 
mother beds of oil and gas 
Нафтонасиченість пласта – reservoir oil saturation, bed oil 
saturation 
Обводненість продукції – water ratio (water cut, water holdup) of 
production 
Підтримування пластового тиску – maintenance of reservoir 
pressure, repressuring 
Полімерне заводнення – polymer flooding 
Потокометрія – flowmetry 
Приро дний газ – gas 
Родовище вуглеводнів – hydrocarbon deposit 
Розкриття продуктивного пласта – tailing-in, drilling-in of a 
payout bed 
Розробка морського родовища нафти і газу – off-shore mining, 
sea mining of petroleum and gas 
Розширюваний тампонажний цемент – expansion oil-well 
cement 
Сайклінг-процес – cycling process 
Свердлови на – well, drilling hole, borehole 
Система видобування, збирання і підготовки газу і 
газоконденсату – system of recovery and gathering as well as treatment 
of gas and gas-condensate 
Сланцевий газ (природний) – natural shale gas 
Тампонажний цемент – oil-well cement 
Язик обводнення – lateral coning; water finger 
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